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OBJETIVO GENERAL: Describir una metodología que facilite el análisis de pozos con 
oportunidades de optimización de producción dentro de un campo petrolero. PROBLEMA: Como 
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1. PLANTEAMIENTO DEL PROBLEMA 
1.1. ENUNCIADO DEL PROBLEMA 
¿Cómo identificar y jerarquizar pozos con oportunidades de incremento de producción en 
campos maduros? 
1.2. ENUNCIADO DEL TEMA 
“METODOLOGÍA PARA LA IDENTFICACION DE POZOS CON 
OPORTUNIDADES DE INCREMENTO DE PRODUCCION EN CAMPOS 
MADUROS.” 
1.3. DESCRIPCIÓN DEL PROBLEMA 
Todo campo petrolero a lo largo de su vida productiva atraviesa por diferentes etapas, 
desde su descubrimiento hasta su abandono. Una de las etapas más importantes es la fase 
de producción,  durante la cual se busca obtener la mayor cantidad de petróleo de la 
forma más óptima. 
A medida que avanza la producción todos los campos tienden a declinar  su producción y 
los pozos empiezan a presentar una gran variedad de problemas, en los reservorios, 
equipos de fondo y superficie como: incrementos en el corte de agua, daños de 
formación, fallas de los equipos de levantamiento artificial, problemas mecánicos en las 
completaciones, entre otros. Estos problemas generan una caída en la tasa de producción 
de los pozos, pudiendo inclusive llevar a su cierre temporal o permanente. 
Constituye para el equipo de ingenieros encargados del área de producción un desafío el 
tratar de contrarrestar la caída de producción generada por estos problemas.  El 
diagnosticar sus causas y el plantear las alternativas más viables para solucionarlos,  es 
solo una parte del trabajo que se debe realizar; puesto que, una vez detectados los 
problemas, se deberá priorizar  los pozos candidatos a ser intervenidos para incrementar 
su producción.  
El problema que pretende solucionar este estudio es la necesidad de encontrar alternativas 
para incrementar la producción en campos maduros, a través de intervenciones en los 
pozos existentes. Aplicando el flujo de trabajo descrito, se busca obtener una metodología 
que permita agilizar el análisis y diagnóstico de los pozos con mejores oportunidades de 
optimización de producción, garantizando que las soluciones planteadas son las más 
adecuadas y que los pozos a ser intervenidos son los mejores candidatos desde el punto de 





El presente trabajo se va a realizar porque una gran cantidad de los campos principales de 
los campos petroleros de la cuenca Oriente Ecuatoriana, como Sacha, Shushufindi, Auca, 
Libertador, tienen alrededor de 40 años produciendo, presentan una creciente declinación 
en sus tasas de producción de petróleo, en muchos reservorios presentan presiones que se 
acercan al punto de burbuja y todos ellos producen actualmente con ayuda de algún 
mecanismo de levantamiento artificial. Por esta razón, muchos ya han sido catalogados 
como campos maduros.   
A la caída en la producción como efecto de la declinación natural y el incremento en el 
corte de agua,  también se le debe sumar el hecho de que muchos de los pozos en estos 
campos se encuentran en estado inactivo o produciendo por debajo de su verdadero 
potencial debido a múltiples problemas.  
En estos campos el perforar nuevos pozos para mantener la producción y hallar áreas con 
reservas sin drenar se vuelve cada vez más difícil. Es por ello que surge la necesidad de 
buscar alternativas para mantener e incrementar la producción del campo a través de 
intervenciones en los pozos ya existentes. 
A diferencia de la metodología tradicional para incrementar la producción a través de 
reacondicionamientos, que se centra en el análisis individual de cada pozo a ser 
intervenido y donde los ingenieros involucrados realizan su trabajo de forma 
independiente; la metodología aplicada por Halliburton, descrita en este trabajo, plantea 
la opción de analizar al campo desde una perspectiva global, tomando en cuenta la mayor 
cantidad posible de datos de los pozos y los reservorios a ser analizados. Integrando los 
estudios de diferentes ramas de la ingeniería como la geología, la petrofísica, el análisis 
de reservorios y la ingeniería de producción. Se busca de esta manera agilizar el proceso 
de diagnóstico, buscar la mayor cantidad de oportunidades y definir las mejores 
alternativas para solucionar los problemas encontrados, generando así una lista de pozos 
con buenas oportunidades de incrementar la producción, jerarquizados en función de su 




1.5.1. Objetivo General 
 Definir una metodología que facilite el análisis y selección de pozos con 
oportunidades de optimización de producción dentro de un campo petrolero.    
1.5.2. Objetivos Específicos 
 Describir el flujo de trabajo empleado por el equipo de Halliburton para análisis y 
optimización de pozos con oportunidades de incremento de producción.  
 
 Aplicar el flujo de trabajo al estudio de un campo maduro de la cuenca Oriente. 
 
 Analizar los criterios empleados para seleccionar pozos candidatos a ser intervenidos. 
 
 Plantear las alternativas más viables para solucionar los problemas de los diferentes 
pozos analizados.  
 
 Determinar los mejores pozos candidatos a ser intervenidos a través de un análisis 
técnico económico. 
 
 Obtener una lista de pozos con oportunidades, jerarquizados en base a criterios 
técnicos y económicos.   
1.6. HIPÓTESIS 
Mediante la aplicación del flujo de trabajo presentado en este trabajo, se logrará 
seleccionar los mejores pozos candidatos a ser intervenidos para lograr un  incremento de 
producción en los campos maduros de la Cuenca Oriente ecuatoriana.  
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CAPITULO II 
2. CAMPOS MADUROS 
A pesar de los descubrimientos de nuevos campos petroleros en los últimos años, los 
campos maduros siguen siendo la base de la producción mundial de gas y petróleo, muy 
en particular en nuestro país. De acuerdo a un estudio llevado a cabo en el 2011 por el 
departamento de investigación de energía de la Universidad de Cambridge el IHS 
Cambridge Energy Research Associates, titulado “Campos Maduros, liberando el 
potencial”, aproximadamente las dos terceras partes de la producción promedio de 
petróleo por día a nivel mundial provienen de campos que llevan produciendo por más de 
25 años y que han producido un acumulado cercano al 50% de sus reservas probadas más 
probables. 
2.1. Definición  
El término campo maduro, no tiene una única definición ya que existe una gran variedad 
de criterios empleados a nivel mundial para categorizar a un campo como maduro. Estos 
pueden ser tanto técnicos, como económicos.  
Muchos consideran a un campo como maduro, cuando este ha sobrepasado su pico de 
producción (peak oil) y ha declinado a más del 50% de su tasa más alta. Otros 
consideraron como campos maduros a aquellos campos que han producido más del 50% 
de sus reservas probadas y probables o que llevan produciendo por algún periodo de 
tiempo no menor a los 10 años. De igual manera, se puede considerar que un campo ha 
entrado en la etapa de madurez cuando al comparar su producción con el número de 
pozos perforados se ve que el incremento en el número de pozos perforados no refleja un 
incremento en la producción; es decir, la derivada de la producción con respecto al 
número de pozos perforados es una constante. 
   
       
     
Basándose en criterios económicos, se denomina como campos maduros a aquellos cuyos 
yacimientos han caído por debajo del límite económico de rentabilidad, luego de 
transcurridos los períodos de recuperación primaria y secundaria y que requieren de un 
proceso de re inversión.  
Entre otros criterios que se consideran al momento de analizar un campo y categorizarlo 
como maduro, están los niveles altos de BSW (Basic sediment and water), incrementos 
elevados en la relación gas/petróleo o la tasa de declinación e incluso el estado de las 
instalaciones en superficie y las facilidades de producción.  
En general cada compañía y cada país suele aplicar definiciones individuales, de acuerdo 
a las características particulares de sus reservorios y de sus campos. 
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Sin embargo existen varias características comunes a todos los campos maduros: 
 Infraestructura existente. 
 Información e interpretaciones disponibles. 
 Tiempo de producción no menor a 10 años. 
 Producción acumulada igual o mayor al 50% de sus reservas probadas. 
 El empleo de uno o varios tipos de levantamiento artificial. 
 Muchos pozos inactivos y pozos activos con problemas para producir. 
 Oportunidades nuevas y desaprovechadas para incrementar sus reservas u 
optimizar la producción. 
A pesar de existir varios criterios para definir a un campo como maduro, no se puede 
generalizar, ya que por un lado existen campos relativamente jóvenes que presentan 
problemas tanto en superficie como en subsuelo y por otro lado existen campos que 
llevan produciendo por más de 20 años sin presentar mayores problemas y sin llegar a 
producir el 50% de sus reservas. En definitiva se debe realizar un análisis caso por caso 
previo a definir a un campo como maduro. 
2.2. Importancia 
Sin importar cuál sea la definición, los campos maduros constituyen un gran recurso 
global. Existen campos maduros en todo el mundo. En el área marina del Norteamérica y 
el área continental del golfo de México existen muchos campos que se encuentran en 
etapas avanzadas de su vida productiva. Numerosos campos petroleros del Mar del Norte 
ya han pasado su pico de producción, y el potencial que albergan los campos más 
longevos de Rusia es considerable. Otras regiones incluyendo China, India, Australia y 
Argentina, contienen una importante cantidad de campos maduros. Muchos lugares del 
mundo que aún se encuentran desarrollando sus recursos, también cuentan con campos 
petroleros que están ingresando a la etapa de madurez, incluyendo México, Tailandia, 
Nigeria y Egipto. En la región Latinoamericana, países como Argentina, Colombia, Perú 
y Ecuador han categorizado ya a sus mayores reservorios como campos maduros. 
Los factores de recuperación de petróleo varían considerablemente entre las diferentes 
regiones del mundo y entre los diferentes yacimientos, oscilando entre menos del 5% a 
más del 60%. Una estimación razonable del factor de recuperación promedio actual a 
través de mecanismos de recuperación primaria y secundaria es de aproximadamente un 
35%.  
Una de las principales ventajas que presentan los campos maduros sobre los nuevos 
descubrimientos es que se tratan de recursos conocidos, en locaciones ya estudiadas. Al 
poseer reservas ya conocidas y definidas como probadas y probables, se puede tratar de 
incrementarlas con un riesgo relativamente bajo, pues es más fácil incrementar dichas 
reservas donde ya se ha explotado antes, que explorar y desarrollar un nuevo campo. 
Por más modestos que sean los incrementos en las reservas,  si se considera el tamaño y 
la cantidad de los campos maduros, estos incrementos pueden llegar a  ser muy 
substanciales. Por ejemplo, el mejoramiento de la recuperación en yacimientos ya 
conocidos, incrementando el factor de recuperación mundial en tan solo un 1% implicaría 
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la incorporación de alrededor de 10 mil millones de barriles de petróleo al volumen de 
reservas mundiales. 
2.3. Revitalización de campos Maduros 
El término revitalizar un campo maduro significa tomar medidas para incrementar el 
valor extraído del campo por encima de las expectativas iniciales. La revitalización de un 
Campo Maduro implica, también, el aprovechamiento de los recursos existentes para 
maximizar el retorno sobre la inversión de un proyecto de explotación.  
Cada campo tiene una curva característica a través de la cual la producción incrementa 
hasta un nivel máximo o pico (peak level) y luego empieza a declinar hasta que alcanza 
un punto en el que la operación no es económicamente rentable. La revitalización 
extiende la curva natural de declinación para incrementar las reservas económicamente 
recuperables.  
Para lograrlo, se puede hacer uso de nuevas tecnologías para caracterizar, monitorear y 
manejar los reservorios; mejorar las técnicas de perforación y completaciones; podemos 
tratar de incrementar el factor de recobro a través de la recuperación mejorada. El lograr 
una reducción significativa en los costos operativos a través de la aplicación de tecnología 
y procesos más efectivos, al igual que buenas prácticas de explotación pueden jugar 
también  un rol importante. 
Aunque el objetivo final de un proyecto de revitalización es incrementar la producción 
futura y los factores de recobro, es crucial que primero se haya tomado medidas que 
garanticen que las metas originales de producción se estén cumpliendo.  
Una parte muy importante es el analizar las facilidades y la infraestructura con la que se 
cuenta; una vez que se ha garantizado que tanto las facilidades de producción como los 
equipos no presentan fallas, se puede proceder a tomar medidas para mitigar la 
declinación e incrementar los factores de recobro. 
2.4. Caracterización del reservorio 
Todas las soluciones efectivas para revitalizar un campo maduro empiezan con la 
caracterización del reservorio. Para ello se debe considerar los datos de geofísica, 
petrofísica, geología, producción e inyección como los pilares del estudio. La simulación 
del reservorio sintetiza todos estos datos y forma una base sólida que permite el análisis e 
interpretación necesarios para tomar decisiones previo a la implementación de un 
programa de optimización. 
 
El modelo del reservorio debe ser integrado preparado con la participación de 
geocientíficos e ingenieros. Este modelo integrado requiere un amplio conocimiento de la 
geología, propiedades del fluido y de la roca, flujo de fluidos y mecanismos de 
recuperación, técnicas de perforación y completaciones empleadas y el comportamiento 
de producción pasado. 
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El monitoreo del reservorio empleando métodos como pruebas de producción, monitoreo 
continuo en tiempo real, sísmica 4D o el reprocesamiento de la sísmica existente es 
crucial para el modelamiento. Adicionalmente, la información obtenida ayuda a los 
operadores a entender factores del comportamiento del reservorio como el movimiento de 
fluidos y comportamiento de presión e  identificar zonas potenciales para perforaciones 
de relleno.  
Los datos del monitoreo que se emplean para calibrar los modelos y la información que 
de ellos se obtiene, pueden tener una gran influencia al momento de decidir qué medidas 
se debe tomar para reducir el corte de agua, mejorar los mecanismos de levantamiento 
artificial, planificar las intervenciones a los pozos, optimizar los patrones de inyección de 
agua, entre otros.  
2.5. Tipo de tecnología empleada en los procesos de revitalización 
Transcurridos varios años de producción, muchos campos petroleros exhiben 
distribuciones complejas de fluidos y presiones de yacimientos. Los campos maduros 
exhiben habitualmente crecientes cortes de agua, a raíz tanto de la intrusión del acuífero 
natural en las zonas productivas como de los programas de inyección de agua.  
Uno de los principales desafíos con los que se enfrentan los operadores de los campos 
maduros es la comprensión de la distribución y el flujo de fluidos existentes en un 
yacimiento, lo que se puede lograr pozo por pozo, a través de la aplicación de las técnicas 
modernas de adquisición de registros detrás del revestimiento.  
La adquisición de registros de flujo de producción constituye otra importante herramienta 
de optimización de pozos; una vez determinadas las características de influjo de un pozo, 
una operación de reparación correctamente diseñada puede amortizarse rápidamente a 
través del incremento de la producción de petróleo o la reducción de la producción de 
agua, o ambas cosas al mismo tiempo.  
Las cuencas maduras presentan grandes desafíos tecnológicos y operativos, como es la 
declinación de la producción a corto plazo y el aumento de los factores de recuperación a 
largo plazo. Aun así, muchos campos petroleros ubicados en áreas maduras están siendo 
operados utilizando la tecnología implementada en la etapa de desarrollo original del 
campo.  
Es preciso entonces evaluar nuevas tecnologías tales como los registros de producción 
modernos, las instalaciones de superficie actualizadas, los mecanismos de levantamiento 
artificial adecuados. 
En la actualidad una gran variedad de tecnología ha sido aplicada en los campos maduros 
con resultados bastante satisfactorios, como la perforación horizontal y de  pozos 
multilaterales. Las perforaciones de relleno o infill, permiten llegar a zonas del reservorio 
no drenadas.  
El uso de unidades de Coiled Tubing para trabajos de perforación y reacondicionamiento 
es cada vez más amplio tanto en operaciones costa adentro (onshore) como costa afuera  
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(offshore),  debido a su versatilidad y su facilidad de acceso hacia áreas reducidas junto 
con su costo relativamente bajo, en comparación con las torres de reacondicionamiento.  
Entre otras tecnologías empleadas a nivel mundial están el fracturamiento hidráulico 
multietapas, completaciones duales y mecanismos de levantamiento artificial, inyección 
de gas, agua y vapor e inyección de químicos.  
En muchas ocasiones los campos ya cuentan con algún tipo de inyección, por ejemplo de 
agua. En estos casos, el optimizar y mejorar estos procesos constituye una medida 
importante.  
Existe también una gran cantidad de campos maduros a nivel mundial, donde se aplican 
varios procesos destinados a la revitalización del campo al mismo tiempo. De igual 
manera, se ha incrementado el uso de mecanismos de recuperación mejorada, su 
planificación y aplicación empieza en una etapa más temprana dentro de la vida del 
campo. 
2.6. Resultados de la revitalización de campos maduros  
A nivel mundial existe una amplia variedad de estudios y reportes de proyectos exitosos 
en campos maduros, en Norteamérica, el Mar del Norte en Europa, Asia, Sudamérica y 
África. Los ejemplos incluyen campos donde se ha logrado llegar a factores de 
recuperación de hasta el 68%, lo que ratifica la importancia que tiene el tratar de 
revitalizar a los campos maduros y  muestra que el trabajo integrado de las diferentes 






3. METODOLOGÍA PARA LA IDENTIFICACIÓN DE POZOS CON 
OPORTUNIDADES DE INCREMENTO DE PRODUCCIÓN. 
3.1. Fundamento metodológico  
La metodología descrita en este trabajo, fue desarrollada basándose en la experiencia de 
Halliburton en función de las mejores prácticas de la industria.  
Todos los flujos de trabajo empleados han sido desarrollados considerando los principios 
fundamentales del método para planificación estratégica y toma de decisiones conocido 
como METOD, que ha sido ampliamente utilizado a nivel mundial y en Ecuador ha sido 
empleado por empresas tanto nacionales como extranjeras para el desarrollo de sus planes 
estratégicos.   
Los  principios fundamentales de METOD buscan: 
 Considerar todas las oportunidades. 
 Identificar tempranamente los riesgos e incertidumbres. 
 Garantizar que todos los trabajos técnicos tengan como objetivo la agregación de 
valor. 
 Minimizar el tiempo del ciclo del proyecto al reducir el rediseño. 
 Pasar rápidamente de la identificación a la obtención de valor. 
El éxito de este tipo de estudio radica en la aplicación correcta del flujo de trabajo y en la 
integración y trabajo conjunto de las diferentes disciplinas involucradas. 
3.2. Equipo de productividad 
El primer paso en el flujo de trabajo consiste en la conformación del equipo de trabajo 
conocido como equipo de productividad.  
Con el objetivo de realizar un análisis integral que permita dar un diagnóstico mucho más 
acertado y plantear las mejores propuestas de optimización, el grupo de trabajo debe ser 




 Ingeniería de Producción 
 Ingeniería de Reservorios 
 Completaciones y reacondicionamiento 
 Análisis económico y de riesgo 
El número de integrantes del equipo dependerá de la complejidad y la extensión del 
análisis. Eventualmente, de acuerdo a las necesidades del proyecto, se puede incluir 
también en el equipo especialistas en otras áreas afines.  
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En la Figura 1 podemos observar un resumen de las disciplinas involucradas en el estudio 
de productividad. 
 
 Esquema de la conformación del equipo de trabajo Figura 1.
 
3.3. Flujo de trabajo para estudios de optimización de productividad 
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En la figura 2 se puede observar el flujo de trabajo que se sigue a lo largo del  análisis del 
campo para elaborar propuestas enfocadas a mejorar la productividad.  
Una vez conformado el equipo, se recopila toda la información necesaria para cada 
disciplina y se realiza un análisis preliminar del campo y de los pozos existentes. Luego, 
se prioriza los pozos a ser analizados y se realiza un diagnóstico multidisciplinario de 
cada caso. Posterior al diagnóstico del pozo se plantean las posibles soluciones que 
permitan mejorar la producción del campo; se realiza un trabajo integrado junto con las 
líneas de servicio y se analiza la factibilidad de emplear la tecnología de Halliburton.  
Finalmente se realiza un análisis económico y de riesgo de las diferentes propuestas y se 
jerarquiza los pozos en donde se visualizó oportunidades en función de las mejores 
propuestas técnicas y económicas.  
 
 Metodología de trabajo de análisis de productividad Figura 2.
3.3.1. Recopilación y manejo de la información 
En los campos maduros existe una enorme cantidad de información disponible que se ha 
recolectado a lo largo de toda la vida de los reservorios; por ello el primer paso en el flujo 
de trabajo consiste en la selección y organización de la información disponible.  
Debido a que los datos que se obtienen en el campo pueden  no ser correctos, todos los 
datos que se utilizan en el estudio deben ser cuidadosamente revisados para asegurar su 
validez y consistencia.  
La información que se debe recopilar debe incluir, historiales de producción, 
estimaciones de reservas, mapas, diagramas mecánicos de los pozos, historiales de 
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reacondicionamientos, registros eléctricos, reportes de producción, pruebas PVT, análisis 
de núcleos, pruebas de Buid Up, entre otras.  
Una vez validada, esta información deberá ser organizada dentro de una base de datos a la 
que todos los miembros del equipo puedan acceder y que esté en constante actualización. 
3.3.2. Análisis Preliminar 
Para poder plantear las propuestas de productividad el estudio comienza con una revisión 
general del campo, del comportamiento y características de los yacimientos, combinando 
el punto de vista de las geociencias así como el de la ingeniería de producción y 
reservorios. Esta etapa se puede dividir en 3 grupos de actividades: 
3.3.2.1 Caracterización del área de drenaje: 
Para ello, el ingeniero geólogo se encarga de estudiar la cuenca, sus características, su 
estratigrafía y el tipo de ambientes depositacionales. Esto permite tener una mayor 
comprensión del campo. Después en función de los datos obtenidos, se elabora la 
columna estratigráfica y se define los topes y bases de los diferentes estratos.  
También corresponde al geólogo elaborar el mapa base, que será utilizado a lo largo de 
todo el proyecto, así como definir los límites físicos de producción y los contactos para 
cada reservorio.  
Simultáneamente, se realiza un estudio de los registros de pozos, se correlaciona los datos 
de núcleos con los perfiles eléctricos para poder definir las ecuaciones y parámetros a ser 
empleados en la posterior evaluación petrofísica. 
De esta forma se identifica  a los principales reservorios y sus características tanto 
geológicas como petrofísicas. 
3.3.2.2 Determinación del Status mecánico: 
Se debe estudiar el historial de cada pozo, el tipo de completación, las zonas disparadas y 
los mecanismos de levantamiento artificial que se utilizan en el campo. Con esto se tiene 
una idea más clara de las mejores zonas productivas, las zonas que se encuentran 
saturadas de agua y los pozos activos e inactivos, así como los problemas más frecuentes 
en el campo 
3.3.2.3  Análisis del comportamiento dinámico 
Por su parte, el Ingeniero de reservorios se encarga de analizar el comportamiento de 
producción y presión para cada yacimiento. Determinar las principales propiedades de los 
fluidos presentes y de ser necesario calcular las reservas remanentes.  
Todo esto con el objetivo de mejorar entendimiento del campo, de los mecanismos de 
producción de cada reservorio, si existe o no compartamentalización y tener una idea de 
las mejores áreas de drenaje para cada yacimiento.  
3.3.3. Priorización de los pozos a ser analizados 
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Con el objetivo de acelerar y optimizar el proceso de identificación de oportunidades, se 
clasifica a los pozos en 2 grandes grupos: Pozos activos e inactivos.  
Se dice que un pozo es inactivo cuando ha parado su producción durante un periodo de 
tiempo prolongado. Esta interrupción puede ser producto de daños mecánicos, problemas 
en la completación, fallas en el mecanismo de levantamiento artificial, una tasa de 
producción que deja de ser económica, o una combinación de estos factores. 
Una de las herramientas más útiles que facilitará la selección de pozos candidatos es el 
empleo del Índice de heterogeneidad o índice de eficiencia, que nos permitirá visualizar 
el estado de producción de fluidos actual de cada pozo, comparándolo con el promedio 
del campo, Figura 3. En la sección 4.8 de esta tesis se describe a detalle el concepto y 
modo de empleo  del índice de Heterogeneidad. 
Los candidatos potenciales a ser analizados también incluyen pozos que no fueron 
completados o probados en todos los reservorios, pozos que no presentan problemas 
mecánicos complejos en su configuración mecánica y pozos que se hallan rodeados por 
buenos productores. 
 
 Índice de heterogeneidad Figura 3.
Una vez que se ha aplicado este criterio, se subdividirá a los pozos activos e inactivos en 
4 grupos, de acuerdo al cuadrante en el que se encuentran. 
En el caso de los pozos inactivos, se dará prioridad en el análisis a los pozos que se 
encuentren dentro de los cuadrantes Q1 y Q2. Es decir a aquellos pozos que antes de su 
cierre tenían una producción de petróleo más alta que el promedio del campo y una 
producción de agua menor al promedio (Q1)  o aquellos que tenían alta producción de 
fluidos (Q2)  
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Mientras que en los pozos activos, tendrán prioridad de análisis los cuadrantes Q3 y Q4. 
Es decir pozos con producción de petróleo menor al promedio del campo y producción de 
agua superior al promedio (Q3) y pozos con bajo aporte de fluidos (Q4). 
La primera fase del estudio concluye con una reunión en la que el equipo define los pozos 
con alta y baja prioridad de análisis y el orden en el que van a ser estudiados, como se 
observa en la figura 4. 
 
 Flujo de trabajo para evaluación preliminar  Figura 4.
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3.3.4. Análisis Detallado 
En la segunda fase del proceso, se analiza detalladamente los pozos seleccionados, 
empezando por los pozos inactivos y después por los activos pues generalmente es más 
fácil intervenir pozos que han permanecido inactivos   
Si bien, cada especialista desarrolla su análisis particular; el éxito de este flujo radica en 
el trabajo en forma conjunta y la interacción entre todos los miembros del equipo.   
A continuación se describe brevemente el trabajo que cada especialista deberá desarrollar 
Geólogo:  
 Revisión de cuencas estratigráficas, ambientes de depositación, mapas 
estructurales del campo.  
 Revisión de datos de ubicación y georeferenciación de pozos. 
 Análisis de litofacies y electrofacies. 
 Elaboración de mapa base.  
 Correlaciones estratigráficas y estructurales. 
 Determinación de límites de producción.  
Petrofísico:  
 Control de calidad de datos. 
 Digitalización de información disponible.  
 Validación de registros, normalización y estandarización. 
 Análisis de núcleos, correlación y calibración de curvas en función de estos. 
 Análisis de salinidades y API.  
 Análisis de curvas de permeabilidades relativas y presiones capilares.  
 Definición de modelos matemáticos de volumen de arcilla, porosidad, 
permeabilidad.  
 Definición de parámetros de corte. 
 Análisis de parámetros petrofísicos por reservorio. 
 Determinación de zonas prospectivas e intervalos con oportunidades. 
Reservorios:  
 Análisis y validación de datos de presión y producción. 
 Validación de análisis PVT y generación de PVTS sintéticos. 
 Análisis de Build Ups.  
 Determinación de características principales del reservorio. 
 Determinación de mecanismos primarios de producción. 
 Análisis de historia de producción y comportamiento de presión. 
 Análisis de tendencias de declinación.  




 Revisión y validación del historial de perforación y reacondicionamientos del 
pozo. 
 Revisión de la completación actual y del estado mecánico del pozo.  
 Identificación de posibles problemas mecánicos y planteo de soluciones. 
 Detección de problemas o posibles restricciones en los trabajos propuestos.  
 Diseño de la completación más óptima posterior a trabajos recomendados. 
Producción:  
 Revisión y validación de los historiales de producción y reacondicionamiento de 
pozo.  
 Análisis de los métodos de levantamiento artificial. 
 Análisis de comportamiento de presión.  
 Elaboración de curvas de IPR, Inflow-Outflow.  
 Análisis nodal, determinación de condiciones actuales de producción 
 Elaboración de propuestas de optimización. 
 Estimación de producción posterior a las intervenciones propuestas 
Economía:  
 Determinación de los costos estimados de las intervenciones recomendadas.  
 Cálculo de los ingresos estimados posterior a la intervención en el pozo.  
 Determinación del tiempo estimado de recuperación de la inversión. 
 Cálculo de VAN y TIR.  
 Jerarquización económica de los pozos. 
Cuando cada especialista concluye con su diagnóstico, el equipo se reúne para discutir los 
pozos analizados y evaluar las posibles oportunidades existentes; a través de esta 
interacción se logra plantear las mejores alternativas y mitigar las incertidumbres 
existentes. 
3.3.5. Propuestas de optimización de producción 
Una de las fases más importantes consiste en la reunión entre el equipo de productividad 
con el cliente, en la que se analiza cada uno de los pozos propuestos; a través de estas 
reuniones el equipo se beneficia de la experiencia que tenga el operador  del campo y 
recibe las recomendaciones o sugerencias que el cliente puede aportar.  
A su vez el cliente puede satisfacer cualquier inquietud con respecto a las propuestas 
generales e incluso a problemas en el campo, cuya explicación pudo haber sido detectada 
como un valor agregado de este estudio.  
  
 17 
De esta manera se garantiza que el diagnóstico que se realiza es el más cercano a la 
realidad y que las propuestas de optimización planteadas son las más acertadas y 
satisfacen las necesidades del cliente.  
De igual manera se coordina con las diferentes líneas de servicio (PSL) para recomendar 
la posibilidad de ejecución del trabajo y el empleo de la tecnología de Halliburton. Una 
vez que en conjunto con él cliente se ha seleccionado la propuesta definitiva, el equipo de 
Halliburton realiza una estimación económica del costo de cada uno de los trabajos 
propuestos y una evaluación del riesgo en cada uno de ellos, todo esto con el objetivo de 
poder jerarquizar los pozos  como se observa en la figura 5. 
Finalmente el cliente recibe una lista de pozos con sus respectivos planes para ser 
reactivados o intervenidos, jerarquizados mediante criterios tanto técnicos como 
económicos, para decidir y planificar su ejecución. 
 
 







 APLICACIÓN DE LA METODOLOGÍA AL ANALISIS DE UN CAMPO.  
 
4. ANALISIS PRELIMINAR 
4.1. Características generales del campo 
El campo seleccionado para la aplicación de este estudio se ubica en el corredor central 
de la Cuenca Oriente Ecuatoriana, en la provincia de Sucumbios, como se puede observar 
en la figura 6. El campo forma parte de un complejo compuesto por 16 campos, 
constituyendo uno de los activos más grandes de la zona. 
 
 Mapa de ubicación del campo Figura 6.
El campo está compuesto por 12 locaciones (PADS), con un total de 50 pozos 
completados en los yacimientos U y T. los cuales, como se puede observar en las figuras 
7 y 8, se distribuyen de la siguiente manera a la fecha de este estudio: 
 Pozos activos    28 
 Pozos Inactivos  12 
 Pozos Abandonados    7 
 Pozos inyectores    3 
Los pozos de estas locaciones son productores desde la formación Napo,  en los 
reservorios U y T. El método de levantamiento artificial usado es Bombeo Electro 
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Sumergible, y puntualmente en casos específicos se ha evaluado temporalmente sistemas 
de levantamiento artificial con Bombeo Hidráulico. 
 
 Distribución de los pozos en el campo  Figura 7.
 












4.2. Análisis Geológico 
4.2.1. Estratigrafía del campo 
La estratigrafía del Campo estudiado,  está representada por la columna estratigráfica del 
Cretáceo de la Cuenca Oriente ecuatoriana. 
El relleno cretácico, donde se encuentran los reservorios más importantes de la Cuenca, 
ha sido subdividido en 3 formaciones, de más antigua a más joven: Hollín, Napo y la 
arenisca basal Tena. La nomenclatura usada  para sus miembros y unidades es la 
establecida por Texaco en los años 60.  
La Formación Hollín está constituida por depósitos fluviales que han sido subdivididos en 
dos miembros: Hollín Principal y Hollín Superior. La Formación Napo está constituida 
por depósitos marinos de plataforma que han sido subdivididos en tres diferentes 
miembros: Napo Inferior, Napo medio y Napo superior.  
En general, la columna estratigráfica es similar en toda la cuenca oriente ecuatoriana y ha 
sido definida, en orden ascendente, por las unidades siguientes mostradas en la figura 9 
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4.2.2. Descripción Litológica 
Formación Hollín:  
La formación Hollín tiene un espesor promedio entre 400 y 450 pies, presenta un contacto 
agua petróleo original bien marcado y exhibe un fuerte empuje de agua en el fondo. Esta 
formación está conformada por las areniscas Hollín Inferior y Hollín Superior. 
Hollín Inferior: Está constituido por areniscas cuarzosas limpias con algunas 
intercalaciones arcillosas. Las areniscas son de grano fino a grueso. 
Hollín Superior: Tiene un espesor promedio de 50-60 pies. Los datos de núcleos indican 
una litología muy compleja en términos de variación del espesor de las litofacies y del 
contenido mineralógico.  
Formación Napo:  
Litológicamente la Formación Napo está constituida por calizas, lutitas y arenas que se 
forman de acuerdo a los eventos regresivos y transgresivos. La secuencia Transgresiva 
está representada por la Caliza A y la Caliza B. La secuencia regresiva comprende los 
intervalos M-1, Arenisca U, Arenisca T.  
Caliza A: es de color gris oscuro a negro, masiva, su densidad es variable, su espesor se 
encuentra entre un rango de 100 a 400 pies y presenta alto contenido de conchas 
fragmentadas con trazas de alquitrán; suprayace concordantemente a la arenisca U en 
toda la Cuenca Oriente.  
Caliza B: es de color oscuro, se compone predominantemente de calcarenitas levemente 
piríticas con intercalaciones de lutitas con un espesor variable entre 10-70 Ft y suprayace 
a la arenisca T. 
Arenisca M-1: esta arenisca marca el tope de la Formación Napo. Está compuesta por 
areniscas cuarzosas friables de color gris claro a blanco, con cemento silíceo, lentes 
delgados de lutitas y pequeños lentes de calizas. 
Arenisca U: está formada por dos miembros: U Superior, formado por intercalaciones de 
lutitas, calizas y areniscas de color gris y de porosidad regular. U Inferior, de color gris, 
formada por granos finos a gruesos, subredondeados, con porosidad de regular a buena. 
Arenisca T: constituye el primer ciclo regresivo en la base de la Formación Napo. Está 
constituido por los miembros T Superior y T Principal. T superior, está formado por 
estratos intercalados de lutitas, calizas y areniscas de color gris, de granos finos, con baja 
porosidad. T Principal, corresponde al miembro inferior en la Formación Napo, se 
caracteriza por lentes intercalados de areniscas, calizas y lutitas; las areniscas son de color 
gris a café claro, de grano fino a medio, subredondeados, con cemento calcáreo, 
glauconítico, con una porosidad regular entre 12% y 15 % y constituye uno de los 
mejores reservorios de la Formación Napo.  
4.3. ANÁLISIS PETROFÍSICO 
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4.3.1. Características Petrofísicas de los Reservorios. 
En vista de que la toma de núcleos es una operación costosa y técnicamente difícil, 
además de su limitación a una pequeña proporción del reservorio, por necesidad se ha 
popularizado la interpretación de los perfiles eléctricos para estimar diversos parámetros 
petrofísicos. La tecnología se ha desarrollado tanto en este campo que en la actualidad es 
posible calcular valores de porosidad, permeabilidad, saturaciones, entre otros, con 
bastante aproximación a las condiciones reales. 
Para la evaluación petrofísica se incluyeron los cálculos  de las siguientes propiedades 
características para cada reservorio: 
 Porosidad (Ø) 
 Permeabilidad  
 Volumen de Arcilla (Vsh) 
 Saturación de Agua (Sw)  
Todos estos parámetros son de gran importancia al momento de determinar las zonas que 
contienen petróleo dentro del reservorio, conocidas como zonas de pago, y el volumen de 
hidrocarburos presentes en estas zonas; ellos servirán como discriminantes al momento de 
evaluar si una zona de los reservorios del pozo es prospectiva o no y si es recomendable o 
no el intentar producirla. De igual manera, los valores de porosidad, permeabilidad y 
saturaciones serán a su vez empleados por el ingeniero de reservorios y el ingeniero de 
producción en sus respectivos análisis. 
Para que una zona sea considerada como prospectiva, debe tener hidrocarburos; la 
porosidad está relacionada directamente con la capacidad de la roca para almacenar 
fluidos. Sin embargo, estos fluidos deben ser capaces de moverse a través de la roca para 
poder ser llevados a superficie, de ahí que la permeabilidad sea el segundo factor 
importante. En el caso de las arenas, estas no son 100% limpias o están laminadas en 
finas capas, por ello, siempre existirá un volumen de arcilla que también ocupará espacios 
porosos dentro de la roca disminuyendo así su capacidad de almacenamiento y flujo. Por 
naturaleza, las rocas reservorio siempre contendrán agua en mayor o menor cantidad, que 
será producida al mismo tiempo que el petróleo; la cantidad de volumen poroso que ésta 
ocupa dentro del reservorio es lo que se conoce como saturación de agua.  
Al final una vez tomados en cuenta todos estos criterios, se podrá definir las zonas que 
presentan potencial para ser explotadas dentro del reservorio. Una explicación más 
detallada de cada uno de estos parámetros se da a continuación: 
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4.3.2. Porosidad (Ø) 
La porosidad se define como la capacidad que tiene una roca de almacenar fluidos y es 
denotada por la letra griega . Por definición, porosidad es el espacio vacío de la roca 
dividido por el volumen total de la roca, y puede ser expresada como fracción o como 
porcentaje.  
ø= (Vp/Vt) * 100 
Dónde: 
Ø = Porosidad 
VP = Volumen total de poros. 
VT = Volumen Bruto de la Roca. 
Este espacio es ocupado por el fluido que satura a la roca en el subsuelo. Este fluido 
puede ser gas, petróleo, agua, o hasta una combinación de los tres dependiendo de la 
temperatura y presión del yacimiento.  
De acuerdo a la conectividad de los poros, se tiene: 
Porosidad total: Es la fracción del volumen de la roca correspondiente al volumen total de 
poros de la roca 
Porosidad Efectiva: La porosidad efectiva se define como la fracción del volumen 
correspondiente al volumen de poros interconectados. 
En las areniscas los factores que mayormente afectan a la porosidad son el escogimiento 
y forma de los granos, su forma de empaque y la cementación. Se dice que una arenisca 
presenta buen escogimiento cuando el rango de tamaño los granos no se desvían 
notablemente del tamaño promedio del grano, mientras que un conglomerado presentará 
mal escogimiento por estar constituido por gravas con una matriz de arena, limos y 
arcillas. 
Tenemos 2 formas de calcular la porosidad, a través de medidas directas, núcleos, y 
medidas indirectas o interpretaciones de los siguientes registros eléctricos:  
 Factor de resistividad de formación (F)  
 Microresistividad (Del cual se obtiene F) 
 Neutrón  




La porosidad de las rocas puede ser clasificada de la siguiente manera: 
Muy buena > 20% 
Buena 15% a 20% 
Regular 10% a 15% 
Pobre 5% a 10% 
Muy pobre < 5% 
Tabla 1. Clasificación de las rocas en función de su porosidad 
4.3.3. Permeabilidad (k) 
La permeabilidad es una medida de la facilidad con la que un fluido fluye a través de los 
espacios porosos interconectados dentro de una roca. Para que una roca sea permeable, 
debe tener fracturas, capilares o poros interconectados. En general, la permeabilidad 
tiende a estar vinculada a la porosidad, pues se observa que a mayor porosidad, mayor 
permeabilidad. Aunque no existe una correlación definitiva  
La unidad de medida de la permeabilidad es el Darcy, denominada así en honor al 
Ingeniero francés Henry Darcy, quién fue el primero en estudiar el paso de un fluido 
(agua) a través de un medio poroso (Filtro de arena). 
Se dice que un medio poroso tiene una permeabilidad de un Darcy cuando un fluido de 
una sola fase, con una viscosidad de un centipoise que llena completamente el espacio 
poroso intergranular, fluye a través de éste a una tasa de un centímetro cúbico por 
segundo, por un área transversal de un centímetro cuadrado, por centímetro de longitud y 
bajo un diferencial de presión de una atmósfera.  












V: Velocidad aparente de flujo,  cc/seg 
Q: Tasa de flujo, cc/seg 
A: Área perpendicular al flujo, cm
2
 
K: Permeabilidad, Darcy 
μ: Viscosidad, cps 
dP/dL: Gradiente de presión en la dirección del flujo, atm/cm 
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4.3.4. Volumen de Arcilla 
Debido a que las interpretaciones de los perfiles eléctricos, neutrón, sónico o densidad 
nos proporcionan el valor de porosidad total, para obtener la porosidad efectiva, se debe 
corregir estos registros.  
Como ya se había mencionado antes, en la mayoría de las areniscas existirá un volumen 
de arcilla ocupando el espacio poroso, se han definido 3 tipos de distribuciones de las 
arcillas en la roca, como se puede observar en la figura 10 
 
 Distribución de las arcillas dentro del espacio poroso. Tomado del módulo de Figura 10.
aprendizaje de petrofísica a distancia SHELL, 1999. 
Las arcillas laminares como su nombre lo indica se ubican en forma de finas capas o 
láminas, entre láminas de arenisca. 
Las arcillas estructurales son aquellas que están formando parte de la matriz como granos 
o nódulos y afectan ligeramente a la porosidad efectiva. 
Las arcillas dispersas se hallan distribuidas a lo largo de las arenas, ocupando parte del 
espacio intergranular, por lo que disminuyen tanto la porosidad como la permeabilidad 
4.3.5. Saturación  
Es la fracción  del volumen poroso de un yacimiento, ocupada por un fluido. Los poros 
pueden estar llenos con gas, petróleo o agua y la suma de la saturación de todos estos 
fluidos debe dar un total de 100% o 1.  
So + Sw + Sg = 1 
Dónde: 
So = Saturación de Petróleo;     
Sg = Saturación de Gas;   
Sw = Saturación de Agua 
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S= Vf / Vp 
S = Saturación, Usualmente expresada en porcentaje. 
Vf = Volumen del fluido. 
Vp = Volumen poroso. 
Saturación de agua 
La saturación de agua es la fracción de volumen poroso que contiene agua en una 
formación, si solo existe agua en los poros entonces la formación tiene una saturación de 
agua del 100%. La saturación de agua dentro de una formación puede variar desde el 
100% hasta valores muy pequeños, pero nunca llega a un valor de 0%. A esta saturación 
se la conoce como saturación de agua irreducible (Swi). 
Dentro del reservorio, el agua tiende a ubicarse en la parte inferior y el petróleo en la 
parte superior, sin embargo la separación de estas 2 fases no es siempre fácil de detectar. 
Existe una zona de transición que puede variar desde menos de un metro hasta decenas de 
metros. Se puede evidenciar que a mayor permeabilidad menor será la zona de transición 
y viceversa. En general la saturación de agua irá variando desde un 100% en la base del 
reservorio disminuyendo hasta acercarse a la saturación de agua irreducible en el tope. 
Figura 11. 
 
 Variación de la saturación de agua con la profundidad. Tomado del módulo de Figura 11.
aprendizaje a distancia de SHELL, 1999  
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4.3.6. Flujo de trabajo para evaluación petrofísica 
La evaluación petrofísica sigue una serie de pasos, como se observa en la figura 12. Para 
evaluar un pozo, se comienza con la validación de los datos, en este caso los archivos 
digitales de los perfiles eléctricos que son cargados en el software de interpretación 
petrofísica.  Una vez revisada y validada esta información, se empieza por calcular el 
volumen de arcilla, que sirve como base para obtener la porosidad efectiva. En función de 
los datos de resistividad, se define el modelo de saturación y finalmente se calcula la 
permeabilidad. Cuando se ha concluido con la interpretación de los diferentes parámetros, 
se aplica los límites de corte (Cutt-off) para identificar las zonas de interés, o zonas de 
pago y calcular el espesor total de arena neta petrolífera.  
 
 Flujo de trabajo para evaluación petrofísica Figura 12.
  
Validación y 














4.3.7. Validación y carga de datos 
La recopilación de la información y posterior conformación de la base de datos constituye 
la primera fase de cualquier proyecto, siendo de gran importancia, pues los resultados 
dependerán en gran parte de la calidad de los datos manejados. De esta forma toda la 
información manejada fue organizada, evaluada y validada para su posterior uso. 
En el programa, se cargaron un total de 50 pozos, con información de curvas de Gamma 
Ray, Potencial Espontaneo, Cáliper, Densidad, Neutrón,  Resistividades, Micro Inversa, 
Micro Normal, Sónico y Factor Fotoeléctrico  
En la tabla 2 se describen los pozos cargados en el programa junto con las curvas 
disponibles para cada uno de ellos.  
A-001 x x x x x x x x x
B-002 x x x x x x x x x x
B-002A x x x x x x x x x
C-003 x x x x x x x x x x
D-004 x x x x x x x x x x
D-011 x x x x x x x x x x
D-012 x x x x x x x x
D-013 x x x x x x x x x x
D-014 x x x x x x x x x x
D-015 x x x x x x x x x x x
E-005 x x x x x x x x x x x x
E-005S1 x x x x x x x x
F-006 x x x x x x x x x x x x
G-007 x x x x x x x x x x x x
G-036 x x x x x x x x x x x
G-043 x x x x x x x x x x x x
G-044 x x x x x x x x x x x x
H-008 x x x x x x x x x x x x
H-016 x x x x x x x x x x x x
H-017 x x x x x x x x x x x
H-018 x x x x x x x x x x x
H-020 x x x x x x x x x x x x
H-033 x x x x x x x x x x x
H-034 x x x x x x x x x x x x
H-037A x x x x x x x x x x x
H-039 x x x x x x x x x x x x
H-040 x x x x x x x x x x x x
I-038S1 x x x x x x x x x
J-010 x x x x x x x x x x x
K-019 x x x x x x x x x x x x
K-021 x x x x x x x x x x x
K-022 x x x x x x x x x x x
K-023 x x x x x x x x x x x
K-024 x x x x x x x
K-025 x x x x x x x x x x x x
K-031 x x x x x x x x x x x
K-032 x x x x x x x x x x x
K-038 x x x x x x x x x x
K-041 x x x x x x x x x x x x
L-023A x x x x x x x x x x x x
L-026 x x x x x x x x x x x
L-027 x x x x x x x x x x x x
L-028 x x x x x x x x x x x x
L-029 x x x x x x x
L-030 x x x x x x x x x x x x
L-035 x x x x x x x x x x x
Pozo GR SP CAL RS RM DTRD MINV MNOR PEF RHOB NPHI
 
Tabla 2. Información disponible en perfiles eléctricos  
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4.3.8. Modelo de volumen de arcilla 
Para la interpretación de los perfiles eléctricos se empieza definiendo el modelo 
matemático que nos permitirá calcular el valor de Vshale o Vclay (Volumen de arcilla o 
Volumen de lutita). Para poder tener un modelo que nos permita calcular estos volúmenes 
y que se lo pueda aplicar a todos los pozos del campo, se asume que los parámetros de la 
arcilla permanecen constantes en  intervalos o zonas cuyas litologías no varían de forma 
drástica.  
 Es recomendable estimar el volumen por tres o más métodos, seleccionándose luego el 
valor más bajo como el más aproximado.   
El perfil más usado como indicador de arcillosidad es el GR. Asumiendo que el nivel de 
radioactividad de la arcilla es constante y que no existen otros minerales radioactivos en 
la formación, la lectura de GR de una formación puede ser expresada como una función 
lineal del índice de arcillosidad de la roca en cuestión: 
    GR= a + b Ish      
Esta fórmula puede ser escrita como: 
 
    
Ish: Índice de arcillosidad  
GRlog: Valor de Gamma Ray medido del registro 
GRsd: Valor de Gamma Ray de una arenisca limpia cercana 
GRsh: Valor de Gamma Ray de un intervalo cercano considerado 100% arcilla. 
Ish variará entre 0 para una arena limpia y 1 en lutita. No siempre es fácil la estimación 
de los valores de GRsd y Grsh, ya sea porque no existen arenas limpias cercanas o porque 
las lutitas pueden mostrar considerables variaciones de radioactividad, en estos casos, las 
lecturas ocasionales de muy alta radioactividad en los intervalos lutíticos deben ser 
ignorados, ya que por afinidades deposicionales las arcillas pueden estar asociadas a 
sales, limos y materiales inorgánicos radioactivos. 
La fracción del volumen de arcilla, Vsh, será igual a Ish si la densidad de la formación no 
varía considerablemente, ya que la absorción de GR de las formaciones aumenta en la 












4.3.9. Modelo de porosidad 
Se calcula la porosidad efectiva a partir de los perfiles disponibles (Densidad, Neutrón y 
Sónico) combinándolos con los registros de Gamma Ray, de esta forma se establece el 
modelo de porosidad para todo el campo.  
Para calcular la porosidad efectiva (PHIE) en función de los registros de densidad y 
neutrón, se emplea la ecuación que se cita a continuación, aplicando la corrección por 
presencia de arcilla con los valores de Vsh que se obtuvieron en el paso anterior.  









ØD = porosidad del registro de densidad de la formación. 
ØDsh = porosidad del registro de densidad de la arcilla adyacente.  
ØN = porosidad del registro de neutrón de la formación.  
ØNsh = porosidad del registro de neutrón de la arcilla adyacente.  
Vsh = volumen de arcilla. 




Δtlog = tiempo de tránsito de la formación. 
Δtma = tiempo de tránsito de la matriz de la formación. 
Δtf = tiempo de tránsito del fluido (189 para lodo fresco y 185 para lodo salado). 
Δtsh = tiempo de tránsito de la arcilla adyacente. 
Vsh = volumen de arcilla. 
4.3.10. Modelo de saturación de agua 
Para el cálculo de la saturación de agua inicial se utilizó el modelo de Indonesia Se 
consideró utilizar este modelo debido a que es el más recomendable para las 
características de los reservorios estudiados, es decir reservorios laminados con litologías 
que alternan entre lutitas y arenas. 
El cálculo de Sw incluye la resistividad del agua de formación (RWE), la Porosidad 
Efectiva y el Volumen de Arcilla, valores que se toman de los pasos anteriores.  
La ecuación utilizada para obtener los cálculos de Saturación de agua inicial es la 

















































Rt: Resistividad Total 
: Porosidad 
m: Factor de cementación,  
a: Factor de corrección local 
Rw: Resistividad del agua 
Vcl: Volumen de arcilla 
Rcl: Resistividad de las arcillas 
Sw: Saturación de agua 
n: Exponente de saturación  
4.3.11.  Modelo de permeabilidad 
La única forma en la que se puede medir la permeabilidad de una roca es a través de 
pruebas en núcleos. No existe ningún tipo de registro en el que se pueda leer directamente 
valores de permeabilidad y por ello para poder obtener estos valores en un pozo que no 
tiene núcleos, esta debe ser calculada a través de un modelo matemático. Ya se ha 
hablado de la relación que existe entre la porosidad efectiva y la permeabilidad, es por 
ello que para elaborar el modelo matemático se generan ecuaciones de regresión entre la 
porosidad y la permeabilidad, correlacionando los datos de los núcleos disponibles con 
los obtenidos a través de registros eléctricos. Con estas ecuaciones se puede generar 
curvas de permeabilidad cuyos valores cambiarán en base a los datos de porosidad 
efectiva de los perfiles de pozo. Figura 13 
 
 Curvas de porosidad y permeabilidad Figura 13.
Para este modelo se consideró la validación de las curvas ya suministradas por la 
operadora, estas se obtuvieron a través de ecuaciones de regresión entre la porosidad y 
permeabilidad de los datos de núcleos disponibles, siendo esta información exportada al 
programa y posteriormente interpretada. 
 33 
4.3.12. Parámetros de corte (Cut-off) 
Una vez realizada la evaluación petrofísica, se procede a definir los parámetros de corte 
(cut off). Para la determinación de los parámetros de corte para el conteo de arena neta y 
arena neta petrolífera se asumieron valores acordes con respecto a la historia de 
producción de los pozos en los reservorios U y T. Los parámetros de corte de saturación 
de agua inicial, porosidad efectiva, volumen de arcilla y permeabilidad utilizadas para 
cada uno de los yacimientos estudiados, son los que se muestran en la tabla 3 
Reservorio VCL (dec) Phie (dec) SW (dec)
U Superior    0.4 0.08 0.6
U media 0.4 0.10 0.6
U inferior 0.4 0.10 0.6
T superior 0.4 0.10 0.6
T principal 0.4 0.10 0.6
 
Tabla 3. Parámetros de corte (Cut-off) aplicados al campo 
Finalizada la evaluación se obtiene como resultado los resúmenes  de los atributos 
petrofísicos por pozo de espesor total, espesor de arena neta petrolífera y la relación de 
espesor de arena y espesor total (Net-to-Gross), porosidad efectiva, saturación de agua y 
permeabilidad, siendo condicionado a los parámetros de corte antes definidos y utilizando 
para ello los topes y bases de cada reservorio, suministrados por el modelo estratigráfico.  
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4.4. ANÁLISIS DEL COMPORTAMIENTO DE PRESIÓN-PRODUCCIÓN 
El campo ha sido explotado mediante recuperación primaria desde principio de los 
noventa, sus reservorios más importantes son U y T, en los cuales se ha acumulado una 
producción al 31-12-2011 de 57.8 MMBls de petróleo; con reservas probadas remanentes 
de 13 MM Bls. En la tabla 4, detalla el POES y  las reservas oficiales para el año 2012.  
 
Tabla 4. Reservas Probadas remanentes 
Para realizar el análisis del comportamiento de presiones de los yacimientos del campo se 
dispuso de la información de pruebas de presiones provenientes de diferentes fuentes o 
bases de datos, estas pruebas fueron revisadas para determinar su validez y consistencia. 
De ellas se extrajeron los valores de presión que luego fueron llevados al datum para 
poder ser comparados y extrapolar una tendencia de presión del reservorio a lo largo del 
tiempo. La información PVT fue suministrada por la operadora y también fue 
previamente validada. 
4.5. RESERVORIO U 
4.5.1. Comportamiento de Producción   
El reservorio U es productor de petróleo de 19 °API desde 1994, siendo necesario la 
incorporación de sistemas de levantamiento artificial en una etapa temprana de 
producción, a finales de 1994, con el fin de obtener un mayor recobro primario. La figura 
14, detalla el comportamiento de producción del reservorio U, permitiendo resaltar que 
durante sus 6 primeros años de desarrollo se mantuvo una tasa promedio de petróleo 
cercana a 5000 BPD con incremento paulatino de la producción de agua. En 1999 se 
evidencia un incremento de producción de petróleo cercana a los 8000 barriles. De igual 
manera se puede observar un incremento considerable del corte de agua hasta el año 
2002.  
La producción máxima del campo se alcanzó en noviembre del 2008 (8600 BPD),  pero 
no se pudo mantener a pesar de las nuevas perforaciones que se realizaron en esos años. 
Luego de este pico histórico de producción de petróleo, la producción de agua declina. 
Una revisión de los historiales de reacondicionamiento nos indica que en varios pozos se 
ha cambiado la zona de producción. En muchos pozos se reporta trabajos de cementación 
y re disparo, con el objetivo de aislar las zonas inferiores del reservorio. Se puede decir 
que estas prácticas han resultado exitosas pues la disminución en el corte de agua es 
evidente. 
Petróleo 
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MMBls ( % ) MMBls MMBls MMBls BY/BN (Mppm) (psi) (psi)
LIMONCOCHA U 149.4 [17-27] 38.8 31.5 7.3 1.172 19 [50-60] 4050 3100
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 Comportamiento de producción de fluidos de reservorio U Figura 14.
4.5.2. Comportamiento de declinación 
Las curvas de declinación se realizaron para el reservorio U, con la finalidad de estimar el 
porcentaje de declinación anual y las reservas remanentes. Para poder tener mayor certeza 
sobre la declinación anual del campo, se estimó la declinación en 3 segmentos diferentes 
de la historia de producción,  figura 15. 
Se identifica períodos de declinación similares en toda la vida productiva del reservorio y 
se asume una declinación exponencial con un rango de 25%. 
 
 Comportamiento de declinación de producción, reservorio U Figura 15.
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Una vez obtenida la declinación del campo se calculó las reservas remanentes. La 
extrapolación de las tendencias o predicción de producciones futuras (área por debajo de 
la curva en color verde del gráfico), se realizó considerando un límite económico de 100 
BPPD o 20 años de producción, resultando unas reservas remanentes aproximadas de 8.2 
MMBls de petróleo. Ver figura 16 
 
 Estimación de reservas mediante curvas de declinación, reservorio U Figura 16.
4.5.3. Comportamiento de Presión en el Reservorio U 
En el reservorio U se estimó una presión inicial de 4050 psi referida a -8678 pies TVDSS, 
correspondiente a un gradiente de poros normal (0.46 psi/pies). La presión actual del 
yacimiento estimada es de aproximadamente 3100 psi a -8678 pies TVDSS, con un 
gradiente de poros de 0.35 psi/pies. 
Desde el inicio de la producción (1994) hasta Diciembre de 2011, la presión del 
yacimiento ha declinado aproximadamente 900 psi con una producción acumulada de 
31.5 MMBls de petróleo, siendo el comportamiento característico de reservorios con cuyo 
mecanismo de producción es el acuífero.  
Según la información PVT suministrada se reporta una presión de burbuja de 785 psi. 
Actualmente el reservorio no ha llegado a su presión de burbuja por lo que se mantiene 
como subsaturado, es decir que a condiciones de reservorio el gas se encuentra en 
solución. Ver figura 17. 
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 Comportamiento de presión del reservorio U Figura 17.
4.5.4. Análisis de fluidos del Reservorio  
El reservorio U cuenta con algunos análisis PVT y se realizó un control de la calidad y 
representatividad de los mismos. En la tabla 5 se muestran los resultados obtenidos del 
PVT sintético en base a la información suministrada y previamente validada.  
 

























4.6. RESERVORIO T 
4.6.1. Comportamiento de Producción del Reservorio T. 
El reservorio T es productor de petróleo de 28 °API desde 1994, siendo necesaria la 
incorporación de sistemas de levantamiento artificial en una etapa temprana de 
producción, finales de 1994, a fin de obtener un mayor recobro primario.  
La figura 18, detalla el comportamiento de producción del reservorio T, permitiendo 
resaltar que durante sus 10 primeros años de desarrollo se mantuvo un incremento de 
producción de agua y fuerte declinación de hidrocarburos, bajando la producción de 
petróleo de 7800 a 1300 BPD, lo cual ameritó un plan de perforación y optimización de 
los mecanismos de levantamiento artificial.  
A partir del 2004 se reporta un incremento considerable del corte de agua hasta el 2008, 
que no fue consistente con el aumento de hidrocarburo. Existen varios factores a los que 
puede atribuirse esto, como perforaciones en zonas con alta saturación de agua, malas 
cementaciones y/o completaciones no optimizadas de los sistemas de levantamiento.  
La producción máxima del reservorio se alcanzó en Julio del 2010 (10500 BPD). Los 
cambios de zonas de varios pozos productores de U hacia T, que se llevaron a cabo en el 
2009, en conjunto con las nuevas perforaciones y los redisparos en otros pozos 
contribuyeron a este incremento. Luego de ese pico histórico de producción de petróleo, 
se evidencia una acelerada declinación de la producción de petróleo junto con un nuevo 
incremento en el corte de agua a partir del 2011. 
 
 Comportamiento de producción de fluidos de reservorio T Figura 18.
4.6.2. Comportamiento de declinación de Producción 
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Las curvas de declinación se realizaron para el reservorio T, con la finalidad de estimar el 
porcentaje de declinación anual y las reservas remanentes. Al igual que en el reservorio 
anterior, se estimó la declinación en  3 etapas diferentes de la vida del reservorio, 
identificándose periodos de declinación distintos en toda su vida productiva como se 
observa en la figura 19.  En función de esto, se determinó una declinación exponencial 
con un rango de 23 a 25% anual para los primeros 10 años de producción y declinación 
exponencial de 40 a 45 % anual para la etapa final.  
 
 Comportamiento de declinación de producción, reservorio T Figura 19.
Una vez que se estimó la declinación, la extrapolación de las tendencias o predicción de 
producciones futuras (área por debajo de la curva en color verde del gráfico), se realizó 
considerando un límite económico de 100 BPPD o 20 años de producción y la 
declinación actual, resultando unas reservas remanentes aproximadas de 5.4 MMBls de 




























 Estimación de reservas, declinación,  reservorio T Figura 20.
4.6.3. Comportamiento de Presión del Reservorio T. 
En el Reservorio T se estimó una presión inicial de 4000 psi referida a -8917 pies 
TVDSS, correspondiente a un gradiente de poros normal (0.45 psi/pies). La presión actual 
del yacimiento estimada es de aproximadamente 3100 psi a -8917 pies TVDSS, con un 
gradiente de poros de 0.34 psi/pies. 
Desde el inicio de producción (1994) hasta Diciembre de 2011, la presión del yacimiento 
ha declinado aproximadamente 900 psi con una producción acumulada de 26.3 MMBls 
de petróleo, siendo el comportamiento característico de reservorios cuyo mecanismo de 
producción de mayor aporte es el acuífero. Actualmente el reservorio no ha llegado a su 
presión de burbuja por lo que se mantiene como subsaturado, es decir que a condiciones 
de reservorio el gas se encuentra en solución. Según la información PVT suministrada se 
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  Comportamiento de presión del reservorio T Figura 21.
4.6.4. Análisis de fluidos, reservorio T 
El reservorio T cuenta con algunos análisis PVT y se realizó un control de la calidad y 
representatividad de los mismos. En la tabla 6 se muestran los resultados obtenidos del 
PVT sintético en base a la información suministrada y previamente validada.  
 

























4.7. OTROS CRITERIOS EMPLEADOS EN EL ESTUDIO 
4.7.1. Límite físico de producción 
En este estudio se aplicó el concepto de límite físico de producción como un criterio para 
definir zonas con oportunidades, minimizando el riesgo de producción de agua.  
El límite físico de producción es un concepto empírico definido a través de secciones 
estructurales que abarcan todos los pozos del yacimiento, alimentadas con datos de 
intervalos disparados y producciones asociadas a los mismos, que permite establecer un 
límite que disminuya el riesgo de producción de agua. 
Con los perfiles de los pozos se puede llegar a definir un contacto agua petróleo original. 
Pero a medida que el campo empieza a producir, este contacto agua petróleo va 
avanzando; la velocidad con la que avance el agua dependerá de varios factores, como 
características petrofísicas de la roca, tamaño y actividad del acuífero, propiedades de los 
fluidos, tasas de producción, mecanismos de levantamiento artificial, entre otros. 
Determinar el contacto agua petróleo actual es un proceso largo, que requiere una gran 
cantidad de datos y que generalmente se logra visualizar únicamente a través de 
simulación matemática. Es por ello que el límite físico de producción nos ayuda a 
optimizar tiempo y disminuir las posibilidades de intervenir zonas con probabilidades de 
producir altos cortes de agua.  
Para determinar el límite físico se procede a realizar secciones estructurales que abarquen 
todos los pozos del campo: activos, inactivos re inyectores y abandonados. 
Posteriormente se revisa en conjunto con el geólogo, el ingeniero de reservorios y el 
petrofísico, los últimos reportes de producción de cada pozo y sus atributos geológicos y 
petrofísicos.   
En base a la profundidad de los disparos y el corte de agua de cada pozo, se determina el 
nivel en el cual la mayor cantidad de pozos con problemas de producción de agua son 
detectados, este nivel se lleva a TVDSS y se establece como el límite físico de 
producción para el reservorio, es decir el límite sobre el cual existen menos 
probabilidades de tener producción de agua. 
Para el campo estudiado se establecieron unos límites físicos de producción de 
 Reservorio U: -8620 pies bajo el nivel del mar en TVDSS 




Para poder tener una mayor comprensión del concepto de límite físico de producción se 
empleará la figura 22 a manera de ejemplo. En ella se observa una sección estructural 
oeste-este compuesta por 6 pozos. Las líneas horizontales discontinuas de color azul 
representan el límite físico de producción de cada reservorio.  
En los tracks para cada pozo se puede observar, de izquierda a derecha: La columna 
estratigráfica, el registro de Gamma Ray, el diagrama mecánico del pozo, casing y 
disparos (rectángulos rojos a los costados del casing), registros de resistividad, 
microresistivos, neutrón y density. En la parte inferior del track se encuentran unas tablas 
en las que se lee la fecha de la última prueba de producción, las producciones acumuladas 
de petróleo y agua y los últimos caudales de petróleo y agua reportados. 
Analizando el reservorio T, se puede observar que en el pozo H-018 los disparos se 
encuentran dentro del límite físico de producción. Al revisar las producciones se 
evidencia que en este intervalo el pozo fue cerrado con un aporte de 80 barriles de 
petróleo por día y 5171 barriles de agua. Mientras que al observar el pozo H-040 en el 
mismo reservorio, los disparos se encuentran por encima del límite físico de producción 
de petróleo y agua es de 273 y 179 bls respectivamente. Observando por ejemplo el pozo 
H-008, se ve que sus perforaciones se encuentran en la mitad del límite físico de 
producción y su última producción fue de 18 Bls de petróleo frente a 2400 Bls de agua.  
Si se analiza los disparos dentro del reservorio U, se  puede observar que también existe 
consistencia entre la ubicación del límite físico y los datos de producción. Si se realiza 
una revisión de los historiales de reacondicionamiento de los pozos, se podrá ver que 
muchos de los intervalos que se encuentran por debajo del límite físico de producción han 
sido en su mayor parte aislados o cerrados.  
De esta forma el límite físico proporciona una posible ubicación de las zonas saturadas 
por el avance del agua en el reservorio que será de gran ayuda al momento de realizar el 





 Determinación del límite físico de producción  Figura 22.
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4.7.2. Gráficos para diagnóstico de intrusión de agua 
En el año de 1995 preocupado por los problemas de la excesiva producción de agua y gas 
en pozos de petróleo, y la incapacidad hasta ese entonces de determinar y diferenciar sus 
causas de una forma certera, el Dr. K.S. Chan llevó a cabo un estudio basado en un 
amplio análisis de datos de producción de petróleo y agua de varios campos en Estados 
Unidos. 
A través de simulaciones numéricas de  reservorios con conificación y canalización de 
agua y gas, se  descubrió que los gráficos de WOR vs tiempo y GOR vs tiempo 
mostraban diferentes tendencias características para cada uno de estos fenómenos. Al 
aplicar las derivadas en el tiempo del WOR y el GOR se descubrió que estás permitían 
diferenciar si el pozo estaba experimentando conificación por gas y agua, comunicación a 
través de capas más permeables o canalización cerca del reservorio. Esto se podía 
verificar al analizar los puntos generados por la derivada que, de acuerdo al caso, 
adoptaban una tendencia característica.  
Gracias a este revolucionario descubrimiento se han podido identificar 4 curvas o gráficos 
característicos para 4 identificar 4 fenómenos comunes asociados a la producción de 
agua: canalización, conificación, comunicación y barrido normal. 
Canalización: El fenómeno de canalización ocurre en formaciones heterogéneas 
conformadas por estratos con diferente permeabilidad. A medida que se empieza a 
producir agua en conjunto con el petróleo, el agua se desplaza con mayor facilidad a 
través de las zonas más permeables del reservorio, formando caminos o canales que 
conllevan a un rápido incremento de la producción de agua. En la figura 23 se observa el 
fenómeno de canalización y la tendencia característica de las curvas de relación agua 
petróleo y la derivada vs el tiempo. 
 
 
 Canalización Figura 23.
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Conificación: La conificación se produce cuando se drena rápidamente las reservas 
cercanas al pozo; debido a esto, los poros no pueden ser rellenados nuevamente con 
petróleo y son rápidamente invadidos por agua, que se acumula desde la parte inferior 
alrededor de todo el borde del pozo impidiendo la producción de hidrocarburos, como se 
observa en la figura 24.  Entre las causas más frecuentes de la conificación están: una tasa 
de producción demasiado elevada y un inadecuado diseño del sistema de levantamiento 
artificial. 
 
 Conificación  Figura 24.
Comunicación: Se dice que existe comunicación cuando un reservorio que estaba aislado 
de una zona productora de agua en un inicio, por alguna razón entra en contacto con ella 
y comienza rápidamente a producir agua. Entre las causas más comunes para que se 
produzca comunicación están: fallas o problemas en la cementación generando un 
aislamiento pobre, roturas de casing y fallas de las empacaduras. En la figura 26 se puede 
observar la comunicación entre 2 zonas diferentes debido a un problema en el revestidor 
y la forma en  que esto se evidencia en el gráfico. 
 
 Comunicación Figura 25.
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Desplazamiento normal: En general, la presencia de un acuífero activo dentro del 
reservorio es favorable, ya que este contribuye a mantener la presión en el reservorio y 
desplaza el petróleo empujándolo a manera de pistón.  Es por ello que los reservorios 
cuyo mecanismo de producción es el acuífero, son los que mejores factores de recobro 
presentan.  
Cuando se tiene una adecuada tasa de producción, el avance del agua dentro del 
reservorio será paulatino e irá desplazando petróleo a su paso favoreciendo la 
recuperación final. Este comportamiento se refleja de forma característica en los gráficos 
de  RAP vs Tiempo y derivada de la RAP vs el tiempo.  
 




4.7.3. Índice de Heterogeneidad, [HI]  
R.D. Reese introdujo el concepto de Índice de heterogeneidad en 1996 
        ∑ [
         
            
]
    
   ……………………..(1) 
Donde HI es el índice de heterogeneidad para cualquier tasa de fluido. El fluido puede ser 
petróleo, agua, gas, petróleo equivalente, líquido total, relación gas petróleo, corte de 
agua, y puede estar determinado tanto por tasas como por acumulados. 
De acuerdo a la ecuación presentada, un pozo  que no tenga heterogeneidad (un pozo 
promedio para el campo o la formación) tiene un Índice de heterogeneidad igual a 1. 
Cuando el HI es examinado  a lo largo de n (Periodos de tiempo), se obtiene una marca de 
Heterogeneidad. 
Para ilustrar el uso del Índice de Heterogeneidad considere un pozo con una producción 
de petróleo, qo, en un instante de tiempo t. Asuma que durante ese periodo de tiempo t, la 
producción promedio de petróleo de todos los pozos del campo es qoavg. Si el pozo se 
encuentra produciendo por encima del promedio, el índice de heterogeneidad para ese 
instante t  será mayor a 1. Si el valor del índice de Heterogeneidad es normalizado a 0, un 
valor positivo de Hi indicará una condición por encima del promedio. Por el contrario, un 
valor negativo querrá decir una condición por debajo del promedio. Finalmente un valor 
de HI de 0 indicará una condición promedio. Introduciendo el concepto de normalización 
en la primera ecuación (1) nos quedará:  
        ∑ [
         
            
  ]
    
   …………………… (2) 
 
Reagrupando la ecuación anterior tenemos: 
        ∑ [
                      
            
]
    
   …….…… (3) 
Si se observa detenidamente la primera ecuación (1) vemos que el límite de la misma se 
encuentra entre 0 y el infinito; de igual manera ocurre con la tercera ecuación 
normalizada (3), esta nos indica que los valores están entre -1 y el infinito. Esto se debe a 
que los valores del Fluido por pozo (Fluidwell) varían entre 0 y el infinito. 
Si la observación anterior es ignorada, el trazo de heterogeneidad obtenido a través de la 
sumatoria de n periodos tenderá a amplificar los valores de HI cuando este tenga 
condiciones por encima del promedio y la vez disminuirlo cuando tenga condiciones por 
debajo del promedio, haciendo menos preciso el análisis. Debido a esto una modificación 
debe ser hecha. 
Índice de Heterogeneidad modificado [MHI] 
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Si se introduce los valores de Fluidmaxwell y Fluidminwell en la ecuación del índice de 
heterogeneidad obtenemos la siguiente expresión: 
 
         ∑ [
                      
                         
]
    
   …. (4) 
 
El análisis de la ecuación 4 muestra que los valores de MHI oscilan entre 1 y -1 a 
cualquier instante de tiempo t. Fluidwell pueden existir entre 0 y el infinito. Para 
cualquier instante de tiempo t, Fluidwell puede ser igual o mayor a Fluidmin well.  
(Fluidwell ≥ Fluidmin well). A medida que Fluidwell se aproxima al valor de 0, el valor de 
Fluidmin well también se aproximará a 0, lo cual reduce la ecuación (4) a: 
 
         
             
             
 ………………. (5) 
 
Adicionalmente, dado que Fluidmaxwell es siempre mayor que Fluidavgwell el valor de 
MHI es siempre mayor a -1.  
Por otra parte, el valor de Fluidwell puede ser igual o menor que Fluidmaxwell (Fluidwell 
≤ Fluidmaxwell) A medida que Fluidwell se aproxima al infinito, puede ser reemplazado 
en la ecuación 4 por Fluidmaxwell. Lo cual nos lleva a la siguiente expresión.  
(                          )  (                          )...(6) 
La ecuación 6 nos muestra que el denominador en la ecuación 4 siempre es mayor que el 
numerador, esto se debe a que Fluidavgwell siempre es mayor que Fluidminwell. En base a 
esto, el valor de MHI siempre será menor a 1. 
Dado que el valor de MHI obtenido nos permite realizar una comparación cuantitativa, se 
lo emplea como un indicador de producción para petróleo, agua, gas, inyección de agua, 
inyección de gas, entre otras. Para un periodo de estudio dado, un valor positivo de MHI 
indica que el pozo está comportándose por encima del pozo promedio, por el contrario, 
un valor negativo significará que el pozo se encuentra comportándose bajo el promedio 
de los pozos.  
 50 
4.8. ANÁLISIS NODAL Y ANÁLISIS DE PRODUCTIVIDAD 
Una forma rápida de lograr aumentos en la producción sin incurrir en inversiones 
iniciales muy altas es mejorando la producción en pozos activos existentes. Una de las 
mejores alternativas por su costo, tiempo de ejecución y respuesta, es asegurarse que los 
pozos estén operando a su máximo potencial.  
El Análisis Nodal es una técnica reconocida y confiable que permite analizar las 
condiciones actuales en las que está operando un pozo y luego evaluar las diferentes 
alternativas para mejorar su productividad. También permite estimar algunos parámetros 
desconocidos del pozo (permeabilidad, factor de daño, presión de yacimiento, área de 
drenaje, etc.) Al comparar y ajustar valores de presión y caudal con valores medidos. 
Este análisis es muy práctico y flexible ya que se puede aplicar a cualquier tipo de pozo 
(vertical, horizontal, multi-capas, multi-lateral) ya sea de crudo o gas, con flujo natural o 
con levantamiento artificial. El procedimiento básico consiste en dividir el pozo en 4 
componentes básicos: el yacimiento, completación, tubería de pozo y tubería de 
superficie, para encontrar las pérdidas de presión que se presentan en cada uno en función 
del caudal total. 
 El punto más común para ubicar el nodo es el fondo del pozo. Durante el análisis se 
calcula y se grafica la caída de presión desde el yacimiento hasta el nodo, (llamada curva 
de Inflow) y desde la superficie hasta el Nodo (llamada curva de Outflow) para diferentes 
caudales. Al graficar ambas curvas se obtiene un gráfico como el de la figura 24. La 
intersección de las curvas corresponde al punto de operación. 
 
 Curvas características del análisis nodal Figura 27.
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El proceso para realizar el análisis nodal comienza con la recopilación y validación de 
datos, de producción, reservorio, intervenciones, petrofísica. 
El siguiente paso consiste en la validación de los análisis PVT. Ya que los datos 
obtenidos de estos serán fundamentales para el desarrollo de todo el análisis, estos deben 
ser lo más representativos.   
Con la información recopilada y validada se procede a reproducir la condición actual de 
cada pozo. Se trazan las curvas de IPR y las de Inflow/Outflow para poder definir los 
rangos de operación para cada caso.  
Todo esto nos permitirá analizar oportunidades de diseño, rediseño y optimización, que 
resultarán en gananciales de producción o irán enfocados hacia el ahorro energético. 
En forma general se presenta la Figura 16, la cual muestra el proceso que se siguió para 
hacer el análisis de cada reservorio. 
 
 Flujo de trabajo para Análisis Nodal Figura 28.
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4.8.1. Parámetros para estimar la productividad de los pozos. 
El procedimiento para estimar los parámetros claves y modelar el comportamiento de 
afluencia o análisis de productividad para los pozos actualmente productores en las arenas 
T y U fue el siguiente: 
Estimación de Permeabilidad 
Se tomó como base los registros de los pozos a los cuales se les realizo una evaluación 
petrofísica completa de cada una de las arenas evaluadas en el proyecto. En aquellos 
pozos de los cuales no se disponía de registro se tomó como referencia los parámetros del 
pozo vecino productor en la arena evaluada. 
Estimación de Presión Estática 
Los valores referidos de presión se obtuvieron principalmente de las pruebas B-up y las 
pruebas estáticas realizadas a los pozos en el campo por cada arena. 
Validación PVT 
En el caso del campo estudiado se validó un PVT para cada una de las arenas estudiadas, 
como se indicó en la secciones 4.5.4 y 4.6.4.  
Espesor neto de Formación 
El espesor neto de formación para cada pozo fue suministrado en el sumario de la 
interpretación petrofísica de cada uno de los mismos. 
Correlaciones para parámetros PVT 
Para poder realizar el estudio se consideraron los análisis PVT y se seleccionaron las 
siguientes correlaciones en base al comportamiento de las variables disponibles. 
 
 Correlaciones empleadas para el estudio Figura 29.
El software de análisis Nodal se alimentó con los parámetros antes citados; así como lo 
relativo a la configuración mecánica, registros de desviación, correlación de flujo 
multifásico vertical de ajuste, relación gas-aceite, temperatura de formación, y el espesor 
cañoneado, para realizar el correspondiente análisis de afluencia.   
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4.9. DETERMINACIÓN DE POZOS A SER ESTUDIADOS 
Una vez realizado el análisis preliminar de las características del campo y una revisión de 
los datos básicos de cada pozo, se procedió a emplear el índice de heterogeneidad para 
analizar tanto los pozos activos como inactivos, en función de su producción de petróleo 
y agua. 
Con la finalidad de acelerar y optimizar el proceso de identificación de oportunidades, se 
agruparon los pozos a ser analizados en cuatro grupos en función del índice de 
heterogeneidad aplicado hacia la eficiencia de producción de cada uno de ellos. El índice 
de heterogeneidad de producción permite agrupar los pozos en cuatro cuadrantes de 
eficiencia en función de la producción actual de agua y de petróleo de cada pozo, respecto 
a la producción de agua y petróleo promedio del campo, en términos porcentuales (Figura 
30).  
  
 Índice de Heterogeneidad de producción Figura 30.
Así, los pozos agrupados en cada cuadrante reflejan el siguiente comportamiento actual 
de producción:  
Cuadrante Q1: menor producción de agua y mayor producción de petróleo que el 
promedio. 
Cuadrante Q2: mayor producción de agua y mayor  producción de petróleo que el 
promedio. 
Cuadrante Q3: menor producción de agua y menor producción de petróleo que el 
promedio. 
Cuadrante Q4: mayor producción de agua y menor producción de petróleo que el 
promedio. 
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4.9.1. Aplicación del Índice de Heterogeneidad 
Para el cálculo del índice de heterogeneidad de los pozos, se aplicará la fórmula (4) 
descrita en la sección 4.7.3.  
         ∑ [
                      
                         
]
    
    (4) 
Para ello el primer paso consiste en clasificar los pozos en función a su estado actual, 
activo o inactivo y también dividirlos de acuerdo al  reservorio del cual se tiene los 
últimos datos de producción. 
Para este ejemplo se tomará los datos de los pozos tanto activos como inactivos de los 
pozos del reservorio U del campo. 
Para los pozos activos se consideró la última tasa reportada hasta el inicio del estudio que 
se detalla en la tabla 7 
Pozo Qo (ultimo) Qw  (ultimo) 
D-011UI 348.689 832.51 
D-013UI 385.797 1549.99 
D-015UI 49.643 1798.761 
F-006UI 37.11 3241.869 
G-036UI 108.705 535.087 
G-043UI 149.428 1516.359 
G-044UI 343.862 589.188 
H-008UI 458.867 266.199 
H-037AUI 700.336 755.423 
H-034UI 149.719 496.725 
K-025UI 566.471 610.229 
K-031UI 780.056 217.289 
H-040UI 76.572 73.454 
K-041UI 642.823 11.043 
L-028UI 151.416 63.071 
L-023AUI 127.02 447.185 
L-029UI 50.467 513.207 
PROMEDIO 301.6 795.2 
Tabla 7. Últimas producciones reportadas para los pozos activos del reservorio U 
Con estos datos se calcula el promedio de producción tanto de petróleo como de agua 
para el reservorio. Qo avg, Qw avg. De igual manera se obtendrá los valores de Qoil max, 
Qoil min, Qwmax y Qwmin. Que se detallan en la tabla 8 
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 Qo Qw 
Max 780.056 3109.302 
Min 37.11 1.928 
Promedio 301.5871 717.0828 
Tabla 8. Valores Máximos, Mínimos y promedios de producción de pozos activos del 
reservorio U. 
Estos valores se reemplazan dentro de la fórmula 4 para cada uno de los pozos,  
         ∑ [
                      
                         
]
    
    (4) 
De esta forma se obtiene el  valor de índice de heterogeneidad modificado para agua y 
petróleo. Estos resultados se detallan en la tabla 9 
Pozo Qo Qw MHI Oil MHI Water 
D-011UI 348.69 832.51 0.06 0.04 
D-013UI 385.80 1666.39 0.11 0.31 
D-015UI 49.64 1798.76 -0.34 0.35 
F-006UI 37.11 3109.30 -0.36 0.77 
G-036UI 108.71 515.65 -0.26 -0.06 
G-043UI 149.43 272.27 -0.20 -0.14 
G-044UI 343.86 589.19 0.06 -0.04 
H-008UI 458.87 255.23 0.21 -0.15 
H-
037AUI 
700.34 756.07 0.54 0.01 
H-034UI 149.72 505.70 -0.20 -0.07 
K-025UI 566.47 637.41 0.36 -0.03 
K-031UI 780.06 194.21 0.64 -0.17 
H-040UI 76.57 73.38 -0.30 -0.21 
K-041UI 642.82 1.93 0.46 -0.23 
L-028UI 151.42 72.08 -0.20 -0.21 
L-
023AUI 
127.02 353.11 -0.23 -0.12 
L-029UI 50.47 557.23 -0.34 -0.05 
Tabla 9. Índice de Heterogeneidad Modificado para petróleo y agua 
Estos resultados se grafican en un plano de coordenadas cartesianas, siendo el eje X el 
índice de Heterogeneidad de Petróleo y el eje Y el índice de Heterogeneidad de agua. En 
la figura 31 se puede observar el gráfico del Índice de Heterogeneidad Modificado para 
los pozos activos del reservorio U y en la figura 32 el Índice de Heterogeneidad 




 Jerarquización de pozos activos reservorio U Figura 31.
 
 Jerarquización de pozos inactivos reservorio U Figura 32.
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En función de esta agrupación o jerarquización preliminar de los pozos se organizó el 
trabajo del equipo en la siguiente secuencia de estudio: 
1. Pozos Inactivos  Q1 y Q2,  completados actualmente en U y T 
2. Pozos Inactivos  Q3 y Q4, completados actualmente en U y T 
3. Pozos Activos Q3 y Q4  completados actualmente en U y T  
4. Pozos Activos Q1 y Q2 completados actualmente en U y T  
Para el análisis de cada uno de estos pozos se considera un enfoque multidisciplinario e 
integral a cada pozo, en 10  aspectos claves:  
 Estado mecánico del pozo. 
 Histórico de intervenciones. 
 Comportamiento histórico de producción de agua y petróleo. 
 Correlación geológica con pozos vecinos. 
 Análisis petrofísico de los intervalos de interés. 
 Eficiencia del equipo de levantamiento. 
 Análisis de productividad o de afluencia del pozo. 
 Comportamiento de yacimiento en el área de drenaje. 
 Comportamiento histórico de declinación. 
 Diagnóstico del pozo e identificación de oportunidades. 
Una vez realizado este análisis, se seleccionó una lista de pozos con oportunidades, que 
serán analizados en la siguiente etapa del estudio. 
Del total de 50 pozos estudiados se detectaron 10 pozos con altas oportunidades de 
incremento de producción. Estos pozos fueron seleccionados en función de los estudios 
realizados y además considerando las recomendaciones y los criterios establecidos por la 
operadora del campo. 





POZO RESERVORIO STATUS 
Qo 
Actual 
I-009S1 U&T INACTIVO 0 
B-002A U&T INACTIVO 0 
H-017 U&T INACTIVO 0 
K-021 U&T INACTIVO 0 
K-020 U INACTIVO 0 
K-038 U&T INACTIVO 0 
G-007 T INACTIVO 0 
L-029 T ACTIVO 50 
F-006 U ACTIVO 36 
L-026 T ACTIVO 100 




CAPITULO V  
ANÁLISIS E INTERPRETACIÓN DE DATOS 
5. ANÁLISIS MULTIDISCIPLINARIO POR POZO 
La siguiente etapa del proyecto consiste en el análisis multidisciplinario de cada uno de 
los pozos candidatos. A manera de ejemplo se tomará al pozo K-038 para describir 
detalladamente el análisis realizado por cada una de las disciplinas involucradas.  
Pozo K-038  
5.1. Estado Actual del Pozo 
Es un pozo direccional cuya perforación inicia el 12 de Octubre del 2009. Durante la 
bajada del casing de 7” se tiene problemas y se realiza un side track desde 9470’MD 
alcanzando una TD de 11280’ MD el 14 de Noviembre del 2009 con una inclinación 
máxima de 40.94º @ 9582’ y un DogLeg máximo de 6.66º @ 10330’. Las operaciones de 
perforación finalizan el 15 de noviembre del 2009.  
El 27 de Agosto del 2011 el pozo se apaga por problemas en el equipo de Bombeo Electro 
Sumergible y permanece inactivo desde esa fecha. 
.  
 Estado Mecánico Pozo K-0380 Figura 33.
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5.2.  Intervenciones 
Tabla 11. Resumen de Intervenciones Pozo K-038 
 
  
W.O.  INICIO  FIN DIAS   RESUMEN OPERACION 






11/15/2009 6/4/2009 16 
COMPLETACION INICIAL: Baja BHA de 
limpieza, presenta problemas Suspenden 
completación con rib CPEB 50243 el 18 de 
noviembre del 2009. Reinicia operaciones de 
completación con rig NABORS 815 el 24 de 
noviembre del 2009. Baja registro de cemento OK, 
dispara la arena T en: 11123’-11131’.Baja  BES 
pero a 4145’ presenta bajo aislamiento se saca a 
superficie, se cambia motor y sensor baja BES. 
1 SIN TORRE 
DISPARA OTRO 
INTERVALO T 
8/20/2010     
CANONEO SIN TORRE: Para BES, dispara 
intervalo adicional de la arena “Tp”: 11142'-11150' 
(8’), 217 Bbl, se realizó disparos through tubing con 
cargas ristras de Baker. 
 SIN TORRE, 
REDISPARA T CON 
PIVOT GUNS-
PROBLEMA PESCA 
9/12/2010 9/13/2010 1 
RECANONEO TP SIN TORRE: se apaga 
manualmente BES por 18 horas 45 min para 
recañonear TP-con cañones pivot guns intervalo 
11,142´-11,150´, sin éxito herramienta se queda 
pegada @11,112' (esperando luz del día para romper 
en punto débil-normas de seguridad de 
SLB),trabajos en superficie de wireline-SLB 
(maniobrando para recuperar cañones, CCL-GR), se 
logró recuperar con éxito 
2 CAMBIO BES Y 
RECANONEO TP, 
BAJAN DOS VECES 
BES 
4/14/2011 4/30/2011 17 
Recuperar equipo DN-1750/229 etapas, redisparar el 
intervalo 11142' - 11150' de la arena “Tp”, recupera 
BES, realiza limpieza mecánica y química del pozo. 
dispara cañones en el intervalo 11142'  a 11150' de 
la arena "TP". (Re-dispara).  baja  BES  con Y-Tool , 
en arranque presenta problemas la Y-Tool, saca BES 
(Giro semi duro del equipo BES en conjunto, 
Ingeniero de químicos toman muestras de los sólidos 
encontrados en el protector para análisis, Se 
encuentra pedazo pequeño de tela en bypass clamp a 
la altura del protector superior).Baja BES Ok. 
LIMPIEZA 
SOLVENTES CTU 
5/29/2011   1 
Se realiza limpieza a la BES con solventes, HCl al 
7.5%  y coiled tubing 
SIN TORRE 8/28/2011     
BES-OFF: SL baja pulling tool de 2-3/8" hasta 
7410', se intenta pasar por varias ocasiones sin éxito. 
Se baja bloque impresor de 3-1/2" @ 7410'. sale 
marca de cable.  
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5.3. Análisis Geológico 
5.3.1. Ubicación del Pozo K-038 
El pozo direccional K-038S1, se encuentra ubicado en la parte central del campo, entre 
los pozos H-034, K-031, H-039, K-021, y H-033, a una distancia aproximada de 411 m 
del pozo K-021 y a 556 m del pozo H-033, en las coordenadas  de superficie X- 311.xxx 
m, Y- 9.963.xxx m. y en las coordenadas de fondo X- 313.xxx m,  Y- 9.963.xxx m.       
En la Figura 34 , se ilustra la ubicación del pozo en el campo K-38.  
 
 Ubicación del pozo K-038 S1 Figura 34.
5.3.2. Sección Estructural 
En las Figura 35 y 36, se presentan dos secciones estructurales en dirección Sur–Norte y 
Sur Este-Nor Oeste, donde se muestra el pozo K-038S1, ubicado buzamiento arriba de los 
pozos K-021 y H-033. En la sección Sur-Norte se le compara con los pozos más cercanos 
K-021, D-013 y L-023A. En la Sur Este-Nor Oeste se compara con los pozos G-044, H-
037ª, G-043 y H-033.   
En la Figura 35 se visualiza la secuencia cretácica atravesada por el pozo K-038S1, la 
cual está constituida por las arenas de los principales reservorios petrolíferos  T  y U de la 
Formación Napo de la Cuenca Oriente Ecuatoriana.  
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En la fase de jerarquización, para iniciar el diagnóstico de productividad de los pozos e 
identificar las oportunidades de producción, se establecieron los límites físicos de 
producción de agua para los reservorios T y U a las profundidades  de 8620 ft (TVDSS) y 
8870 ft  (TVDSS) respectivamente. 
El pozo K-038S1 fue cañoneado en el reservorio TP en los intervalos 11.123’-11.131’ y 
11.142’-11.150’.  
En las Figuras 35 y 36 se puede observar que la base del intervalo inferior cañoneado en 
el  reservorio TP se encuentra en el límite físico de producción de agua. A la vez, en su 
comportamiento de producción se reporta que este reservorio está inactivo desde el 01 de 
Agosto del 2011, con una tasa de 143 Bls de petróleo y 1.500 Bls de agua. La base del 
reservorio U se encuentra en el límite físico de producción de agua. Este reservorio no ha 
sido cañoneado. 
Cuando se analiza el registro del pozo K-038S1, es posible visualizar que las unidades TP 
y UI, de acuerdo a la curva de resistividad, presentan cambios de gradientes en las curvas 
de resistividad, lo cual puede asociarse a un contacto de agua original o a un cambio 
mineralógico.  
Cuando se compara el pozo K-038S1 con los pozos más cercanos, mostrados en la Figura 
35, se observa que en el K-021, ubicado buzamiento abajo, el reservorio U se encuentra 
por encima del límite físico de producción de agua, muestra buena resistividad, está 
inactivo desde el 01 de Diciembre de 2010, con una producción asociada de 131 Bls de 
petróleo y 1.363 Bls de agua. El intervalo cañoneado en el reservorio TP se encuentra por 
encima del límite físico de producción de agua y muestra un pronunciado cambio de 
gradiente en la resistividad, lo cual indica la posible presencia de agua o un cambio en la 
composición mineralógica. Para este reservorio no se reporta producción.  
Cuando se compara el pozo K-038S1 con los pozos más cercanos mostrados en la Figura 
36 se observa que el pozo H-033 esta cañoneado en los reservorios TS y UI. El reservorio 
TS se encuentra por encima del límite físico de producción de agua, está activo, con una 
producción de 521 Bls de petróleo y 40 Bls de agua.  
El reservorio TP no ha sido cañoneado y muestra un cambio de gradiente en su 
resistividad. La base del intervalo cañoneado en el reservorio UI se encuentra en el límite 




 Sección Estructural SUR-NORTE Figura 35.
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5.4. Análisis Petrofísico 
En el pozo K-038S1 fue analizado en función de los registros K-038 quien es su pozo 
gemelo, ya que el 38S1 es el Side Track y en el mismo no se  corrieron registros. Solo ha 
sido cañoneado a nivel del reservorio T Principal, con un total de 16 ft, entre los dos 
intervalos tal como se muestra en la figura 34.6 en escala 1:500. En la figura las curvas de 
GR, SP y Caliper se colocaron en el track número dos, las curvas de resistividad se 
muestran en el cuarto track, donde se seleccionó un  corte de resistividad de 5 ohm, el 
cual se consideró en función a los pozos que ya han sido cañoneados y con producción 
confirmada.  
Luego se tienen las curvas de micro inversa y micro normal, las cuales permiten ver las 
zonas permeables, el factor fotoeléctrico se describe en el track número seis. El siguiente 
track muestra las curvas de densidad-neutrón, permitiendo visualizar de una forma muy 
rápida los intervalos que muestran hidrocarburo, seguido del porcentaje de agua, petróleo 
y la porosidad efectiva. Los resultados de arena neta petrolífera (pago) se identificaron en 
color rojo y en color verde el reservorio. Por último se muestra los resultados obtenidos 
de la capacidad de flujo y almacenamiento, esto se generó con el fin de poder jerarquizar 
los yacimientos en cuanto a su calidad de roca. La capacidad de almacenamiento se 
obtiene de multiplicar la porosidad por el espesor mientras que la capacidad de flujo se la 
obtiene multiplicando la porosidad por el espesor y por la permeabilidad. 
 
 Evaluación Petrofísica del Pozo K-0038, a escala 1:500. Figura 37.
Luego se procedió a realizar el resumen petrofísico en los reservorios U y T. A 
continuación se muestra la tabla 9 con los resultados por reservorio.  
LMNK-038Scale : 1 : 500





















































































Top Bottom Gross Net N/G Av Phi Av Sw Av Vcl Av K   Phi*H PhiSo*H
(ft-TVD) (ft-TVD) (ft-TVD) (ft-TVD) TVD dec dec dec mD (ft-TVD) (ft-TVD)
1 Upper U Sandstone    9367 9426 60 2 0.03 16 53 36 145 0.30 0.14
2 Middle U Sandstone   9426 9450 24 0.5 0.02 11 50 38 12 0.05 0.03
3 Lower U Sandstone    9450 9505 55 30 0.55 16 27 17 170 4.80 3.53
4 Middle Napo Shale    9505 9519 14 0 0 ---      ---      ---      ---      ---      ---      
5 B Limestone          9519 9598 79 0 0 ---      ---      ---      ---      ---      ---      
6 Upper T Sandstone    9598 9733 135 5 0.04 16 43 14 139 0.76 0.43





Tabla 12.  Resumen Petrofísico Pozo K-038S1. 
La figura 38 a escala 1:200, muestra los reservorios U, los que menor calidad de roca 
tienen son los reservorios U Superior y U media con 2 ft y 0.5 ft de pagos 
respectivamente. Siendo estos comparados con U inferior, su capacidad del flujo y 
almacenamiento son muy bajos por  lo que no califican para ser cañoneados a este nivel.  
Ahora el intervalo UI, que actualmente no ha sido cañoneado arroja 30 ft de zona de 
pago, 16 % de porosidad efectiva, 17 % de saturación de agua con 170 mD de 
permeabilidad, es por ello que se recomienda disparar en este reservorio en el siguiente 
intervalo: 
 Reservorio U inferior  (9451 - 9460 ft.) = 9 ft. 
 
 Evaluación Petrofísica a nivel de los reservorios U medio y U inferior (Escala Figura 38.
1:200). 
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Con respecto al reservorio T superior el resumen petrofísico arrojó que se tienen 5 ft de 
zona de pago, 16 % de porosidad efectiva y 43 % de saturación de agua. En vista de que 
no ha sido cañoneado a este nivel, se recomienda ser disparado en el siguiente intervalo: 
 T superior  (9695 - 9699 ft.) = 4 ft. 
 Ahora para el reservorio T principal se tiene 33 ft de zona de pago, 19 % de porosidad 
efectiva y 38 % de saturación de agua inicial como se muestra en la figura 39, lo que se 
caracteriza por presentar una buena capacidad de flujo con respecto a la capacidad de 
almacenamiento ya que la permeabilidad oscila en 641 mD. Sin embargo, el límite físico 
de producción se encuentra a nivel de los disparos,  por lo que se infiere que ya el 
contacto de agua está muy cerca, lo que no lo hace un reservorio prospectivo para realizar 
trabajos futuros.  
 
 Evaluación Petrofísica a nivel del reservorio TS y TP (Escala 1:200). Figura 39.
  
LMNK-038Scale : 1 : 200

















































































5.5. Comportamiento de Producción – Presión de Yacimiento 
El pozo K-038 es un pozo productor que fue completado inicialmente con BES en el 
reservorio T con una producción inicial de 871 BPD. Produjo con moderado corte de 
agua (40%) durante 9 meses y luego del WO#1 aumento considerablemente hasta 70%. 
En mayo del 2011 se realiza WO#2 redisparando el reservorio T, logrando bajar la 
producción de agua y en consecuencia la producción de hidrocarburos. El pozo se 
encuentra inactivo desde finales de Agosto del 2011. 
 
 Comportamiento de producción del pozo K-038. Figura 40.
 
5.5.1. Comportamiento de Producción 
La figura 41  muestra el análisis del pozo K-038S1, en el reservorio T. El gráfico de 
burbujas revela que el  reservorio se encuentra en una zona drenada con alta producción 
de agua y petróleo. En la tabla 10 se puede observar las producciones reportadas para el 
reservorio U de los pozos vecinos al pozo  I-009S1  
HISTORIA DE PRODUCCION
LMNK-038S1TP
o n d e f m a m j j a s o n d e f m a m j j a s o n d e f m a m j j a s o n














1 Completación (buen cemento,  dispara  T, produce con BES)
1
2
2 WO#1 (through tubing  T, intervalo disparado con agua, 11142-11150)
3
3 Se intento redisparar T sin éxito, pesca de cañones con éxito
4
4 WO#2 (redisparo de T, productor con BES, problemas mecánicos)




 Mapa de burbujas de producción de agua y petróleo en el reservorio T del Figura 41.
pozo K-038ST1  
Estimación de reservas 
Para poder estimar las reservas remanentes se realizó un análisis mediante curvas de 
declinación, basándose en las condiciones actuales del pozo. El tipo de curva empleada 
fue exponencial y se puso un límite de producción de 20 bls. En la tabla 10 se resumen 
los parámetros empleados para el análisis y sus resultados.  
En la figura 34 se observa la gráfica de estimación de reservas remanentes del pozo.  
Declinación 0,247 
Tipo de predicción EXPONENCIAL 
Fecha de inicio 25-07-2012 
Fecha Final 23-03-2019 
Tasa inicial 200 
Tasa final 20 
Petroleó Acumulado al inicio 244 182 
Reservas totales estimadas 398 470 
RESERVAS REMANENTES 154 282 
Tabla 13. Estimación de reservas remanentes 
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 Estimación de reservas pozo K-038 Figura 42.
 
Análisis de la producción de agua 
En la figura 35 se puede observar la gráfica de la relación Agua Petróleo (WOR) y su 
derivada a lo largo del tiempo. Al compararlo con los gráficos característicos de cada 
fenómeno de intrusión de agua, se observa una ligera conificación pero a medida que se 
acerca al cierre del pozo, la gráfica cambia, tomando la curva característica de una 
comunicación.  
 
 Gráfica del WOR y su derivada Figura 43.
GRAFICO DE DECLINACION
LMNK-038S1TP









Beginning Date 25/07/2012 00:00
Beginning Rate 200
Ending Date 23/03/2019 16:39
Ending Rate 10.0
Forecast Years 6.66





Análisis de Fluidos 
Se realizó una gráfica de variación en el tiempo de °API y salinidad con la finalidad de 
validar que realmente no existan flujos de fluidos reportados en reservorios equivocados 
permitiendo detectar problemas a nivel de reservorio-pozo-superficie ver figura  44.  En 
lo que respecta al pozo K-038 no se observan variaciones considerables en el API y la 
salinidad se mantiene en el promedio para la formación T (8 a 15000 ppm NaCl), lo que 
nos indica que el pozo no está recibiendo aportes de fluidos de otros reservorios.  
 
 Variación de la salinidad con el tiempo Figura 44.
5.6. Análisis del sistema de levantamiento artificial 
A continuación,  se realizó una reproducción de la situación actual del pozo K-038S1, con 
el objetivo de realizar un Análisis Nodal posterior.  En la tabla 11 se puede observar los 
datos de entrada empleados en el simulador. La última prueba de producción del pozo fue 
realizada el 24 de Agosto del 2011. 
COMPLETACION 
TIPO DE POZO PROFUNIDADES (FT TVD) 
VERTICAL  TOTAL PERFORACION 9807 
HORIZONTAL 
 





ASENTAMIENTO DE LA 
BOMBA 
7544 































PARAMETROS FLUIDO INFORMACION PVT 
PRESION RSV     (PSI) 3300 BSW (%) 92 TEMP RSV (F) 236 











ESPESOR (FT) 33 
SALINIDAD 
(MPPM) 
10-15   
PRODUCCION 
PRUEBA DE POZO (24 AG 2011) 
PWF     (PSI) 2928 BSW (%) 92.0 PCABEZA (PSI) 80 
TASA FLUJO (STB DAY) 1601 
GOR 
(SCF/STB) 
571 PIP (PSI) 1994 







TASA AGUA (STB DAY) 1473 
SALINIDAD 
(PPM) 
9000 PI (STB/DAY/PSI) 4.30 
BOMBA & MOTOR CASO BASE 
BOMBA MOTOR 
MODELO 3 X DN1750 MODELO 562 
ETAPAS 230 
RANGO PLACA (Hp, 
V, A) 
165, 1380, 70 
FRECUENCIA (HZ) 54 NUMERO DE CABLE #2 
RANGO DE FLUIDO (BBLS) 1200-2050 OBSERVACIONES: 
ANALISIS 
CORRELACIONES 
PB, RS, Bo Standing 
Uo ASTM+BEGGS et al 
Ug Carr et al 
Tensión Superficial  Advanced 
Tabla 14.  Datos de entrada para simulador de Análisis Nodal 
En función de los datos de entrada se obtuvo la curva del IPR de fluidos totales del pozo 
basándose en los datos de la última prueba de producción para el reservorio T. Como se 






 Curva del IPR para el caso base pozo K-038S1 Figura 45.
5.7. Diagnóstico 
• Pozo con posible problema mecánico en la bomba electro sumergible. 
 
• La base de las perforaciones en el reservorio T se encuentra en límites físico de 
producción.  
 
• El reservorio U está  por encima del límite físico de producción. 
 
• Se visualizan intervalos prospectivos en los reservorios TS y U, ya que los 
mismos muestran buena calidad de roca con presencia de saturación de aceite. 
 
• El análisis del comportamiento del WOR en el reservorio T se interpreta como 
una conificación y comunicación al final del cierre. 
 
• El reservorio  T presenta unas reservas remanentes estimadas de 150 MBLS. 
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5.8. Propuestas de optimización 
• Se recomienda un trabajo con equipo de reacondicionamiento. 
 
• Correr Registros de cemento y saturación en los reservorios T y U.  
 
• En función de los resultados considerar aplicar tratamiento para control de agua 
en el reservorio TP.  
 
• Disparar y evaluar los intervalos: 
 
• U inferior:  (10833-10843) ft (mD)   
 




• Considerar el uso de fluido de control especial para mitigar el daño a la 
formación en el reservorio U. 
 
• Los intervalos pueden variar después de correr el registro de saturación 
 
• Considerar el intervalo de la arena U inferior 10862 -10872 
 
• Nota: Considerando la prospectividad en las unidades suprayacentes a los 
intervalos actualmente disparados completar el pozo con Completación Dual 
Concéntrica. 
5.9. Producción estimada de petróleo del pozo K-038 
Para estimar la producción futura del pozo se simularon 2 casos. 
El primero, interviniendo los intervalos disparados en T principal, para controlar la 
producción de agua se propone aislar el intervalo inferior de T principal (9750-9756 ft), 
re disparando la parte superior de este reservorio (9739-9744 ft)  y adicionar el intervalo 
de T superior que se describe en el análisis petrofísico (9695-9699 ft). La curva del IPR 
para este caso se puede observar en la figura 46.  
En base a la historia de producción del pozo y de los pozos vecinos, y su índice de 
productividad sé estima que el pozo podría producir alrededor de 450 BLS de fluido.  
Se espera que al aislar la parte inferior del reservorio T se consiga una  disminución en el 
corte de agua y tener un valor  de BSW entre el 50% y el 65%. 
Con el objetivo de tener un valor más acertado se corren sensibilidades de la tasa de 
petróleo en función de la producción de agua, como se puede observar en la figura 46.  
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 Curva de IPR para el primer caso de optimización Figura 46.
 
 Curvas de Inflow y Outflow del pozo K-038 con sensibilidades al corte de Figura 47.
Agua. 
Finalmente una vez realizada la simulación y corridas las sensibilidades, se considera al 
percentil 50 como resultado, es decir el caso más probable sin ser muy optimista ni muy 
pesimista.  Los  resultados del análisis se detallan en las siguientes tablas:  
Inflow Performance
Layer Parameters Model
Production Index AOF C-coefficient n-coefficient
(STB/day/psi) (STB/day) (STB/day/psi2n)






























Total Production Rate (STB/day)
Vogel
Inflow/Outflow Curves for LMNK-038S1_CASO1_A
Sensitivity To: Water cut
Operating Liquid Oil Water Gas Water
Pressure Rate Rate Rate Rate Cut GOR
(psia) (STB/day) (STB/day) (STB/day) (MMSCF/day) (per cent) (SCF/STB)
2835.850 538.390 107.678 430.712 0.061 80.000 571.000 Stable
2730.515 552.596 138.149 414.447 0.079 75.000 571.000 Stable







































Total Production Rate (STB/day)
Minimum Flow Through Pump
Maximum Flow Through Pump
Inflow: 80.000 per cent
Outflow: 80.000 per cent
Inflow: 75.000 per cent
Outflow: 75.000 per cent
Inflow: 70.000 per cent
Outflow: 70.000 per cent
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1601 92 133 0 Inactivo 
Propuesta 474 60 189.97 189.97 Esperado 
Tabla 15. Gananciales Caso 1 pozo K-038 
BOMBA & MOTOR Recomendados para CASO 1 
BOMBA  MOTOR 











RANGO DE FLUIDO 350-760  
Tabla 16. Bomba y motor recomendados para el Caso 1 
Para el caso 2 se consideró el intervalo no disparado en U (9451-9460 ft ). Al no existir 
pruebas de producción de este intervalo, se analizaron los pozos vecinos con producción 
reportada en este reservorio, y  se consideraron los datos obtenidos del análisis 
petrofísico. 
Se obtuvo la curva de IPR para fluido total del pozo que se observa en la figura 48 
 
 Curva de IPR para fluido total. Caso 2 pozo K-038ST1 Figura 48.
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En base a los estudios realizados se definió que el corte de agua para este nuevo 
reservorio estaría en un valor cercano al 10%. La tasa de producción de fluidos iniciales 
obtenida, está en el valor de 500 BPD.  
En función de estos resultados se realizó el análisis Nodal, como se ve en la figura 49 y se 
sugirió la bomba y el motor entre la lista de equipos empleados por la operadora, o 
cualquiera de similares características.  Los resultados de esta simulación se resumen en 
las tablas 13 y 14. 
 
 Curvas de Inflow y outflow para el Caso 2. Pozo K-038 Figura 49.










1601 92 133 0 Inactivo 
Propuesta 499.27   10 449.34 449.34 Esperado 
Tabla 17. Gananciales Caso 2 pozo K-038 
BOMBA & MOTOR Recomendados para CASO 2 
BOMBA MOTOR 











RANGO DE FLUIDO 350-760  
Tabla 18. Bomba y motor recomendados para el Caso 2 
 78 
5.10. ANÁLISIS ECONÓMICO 
5.10.1. Ingresos 
Para realizar el análisis económico se consideró como ingresos a la producción de 
petróleo producto de los trabajos de reacondicionamiento considerando un precio del 
barril de petróleo del crudo Oriente de 70 USD y ajustándolo en función del grado API, 
como se observa en la tabla 16. 
Grado API 20   
Precio  crudo Oriente 70  $/bbl 
API crudo Oriente 23   
Factor K de ajuste del precio por 
calidad 1.3   
Precio del crudo del proyecto 67.3  $/bbl 
Tabla 19. Precio del Crudo del Proyecto 
5.10.2. Inversión 
La inversión consiste en el costo total estimado por el trabajo de reacondicionamiento, 
que se detalla en la tabla 17. 
 





Los costos operativos o costos variables fueron calculados en función de los parámetros 
recomendados por la operadora, por cada barril de fluido producido. Los mismos se 
detallan en la tabla 19. 
Costos variables de operacion: 
Combustible (energia) 0.005  bbl/bbl fluido 
Quimicos 0.1  $/bbl fluido 
Transporte 2  $/bbl 
Precio del combustible 94.2  $/bbl 
Tabla 21. Costos variables de operación 
5.12. Producción estimada de petróleo 
Para el proyecto se consideró una vida útil de 24 meses. La declinación fue calculada en 
función del análisis de reservorios al igual que el incremento del corte de agua. 
Mes Producc. Petroleo Corte de agua Producc. de agua 
 
 bbl/d   %  bbl/d 
Declinacion 0.0247 0.0208   
0 490.00 0.10 54.44 
1 478.05 0.12 65.70 
2 466.39 0.14 76.98 
3 455.02 0.16 88.29 
4 443.92 0.18 99.66 
5 433.10 0.20 111.11 
6 422.53 0.23 122.67 
7 412.23 0.25 134.37 
8 402.18 0.27 146.25 
9 392.37 0.29 158.32 
10 382.80 0.31 170.65 
11 373.47 0.33 183.25 
12 364.36 0.35 196.19 
13 355.47 0.37 209.52 
14 346.80 0.39 223.28 
15 338.35 0.41 237.56 
16 330.10 0.43 252.43 
17 322.05 0.45 267.96 
18 314.19 0.48 284.27 
19 306.53 0.50 301.46 
20 299.05 0.52 319.68 
21 291.76 0.54 339.07 
22 284.65 0.56 359.84 
23 277.70 0.58 382.19 
24 270.93 0.60 406.40 
Tabla 22. Producción estimada de Petróleo y agua 
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Tabla 23. Flujo neto de caja pozo K-038ST1 
Mes Unidades 0 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12
Producc. Petroleo  bbl/d 490 478 466 455 444 433 423 412 402 392 383 373 364
Corte de agua   % 0.1 0.12 0.14 0.16 0.18 0.20 0.23 0.25 0.27 0.29 0.31 0.33 0.35
Producc. de agua  bbl/d 54 66 77 88 100 111 123 134 146 158 171 183 196
Producc. De fluidos   bbl/d 544 544 543 543 544 544 545 547 548 551 553 557 561
Ingresos    $ 964753.75 941226.58 918273.17 895879.52 874031.97 852717.21 831922.25 811634.41 791841.33 772530.93 753691.45 735311.40
Costo variable  $/bbl 2.65 2.67 2.68 2.70 2.72 2.74 2.76 2.78 2.80 2.83 2.85 2.88
Costo variable    $ 37995.75 37289.68 36606.16 35945.04 35306.22 34689.66 34095.35 33523.34 32973.76 32446.79 31942.72 31461.89
Inversion     $ 900000
Flujo de caja Neto    $ -900000 926758.00 903936.91 881667.02 859934.48 838725.75 818027.55 797826.91 778111.07 758867.57 740084.13 721748.73 703849.51
Flujo de caja Acumulado -900000 26758.00 930694.91 1812361.92 2672296.40 3511022.15 4329049.70 5126876.61 5904987.68 6663855.25 7403939.38 8125688.11 8829537.62
Mes Unidades 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22 23 24
Producc. Petroleo  bbl/d 355 347 338 330 322 314 307 299 292 285 278 271
Corte de agua   % 0.37 0.39 0.41 0.43 0.45 0.48 0.50 0.52 0.54 0.56 0.58 0.60
Producc. de agua  bbl/d 210 223 238 252 268 284 301 320 339 360 382 406
Producc. De fluidos   bbl/d 565 570 576 583 590 598 608 619 631 644 660 677
Ingresos    $ 717379.58 699885.06 682817.17 666165.51 649919.93 634070.53 618607.64 603521.84 588803.93 574444.94 560436.13 546768.94
Costo variable  $/bbl 2.91 2.94 2.97 3.01 3.05 3.09 3.13 3.18 3.23 3.29 3.36 3.43
Costo variable    $ 31004.78 30571.98 30164.21 29782.39 29427.60 29101.17 28804.69 28540.13 28309.83 28116.64 27964.07 27856.40
Inversion     $
Flujo de caja Neto    $ 686374.80 669313.08 652652.95 636383.12 620492.33 604969.36 589802.94 574981.71 560494.10 546328.30 532472.05 518912.53
Flujo de caja Acumulado 9515912.43 10185225.51 10837878.46 11474261.58 12094753.91 12699723.27 13289526.21 13864507.92 14425002.02 14971330.32 15503802.37 16022714.91
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5.14. Recuperación de la inversión 
Una vez realizado el flujo de caja Neto para 24 meses se obtuvieron los siguientes 
resultados para el pozo K-038 
Valor Actual Neto VAN $13820856 dólares 
Tasa interna de retorno TIR 100.5% mensual 
Tiempo de recuperación de la 
inversión 
PAY 1 meses 
Tabla 24. VAN TIR y recuperación de la inversión 
 
POZO I-009 S1 
5.15. Estado Actual del Pozo 
 
 Estado Mecánico del pozo I-009 Figura 50.
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El pozo I-009 S1 es un pozo direccional tipo “J”, perforado como reemplazo del pozo I-
009, debido a problemas mecánicos presentados durante la perforación. Este pozo fue 
completado y disparado en reservorio U, a diferencia de la mayoría de los pozos del 
campo completados con liner de 7”, este pozo está completado con un liner de 5” y una 
completación simple para bombeo electro sumergible.  
El pozo arranca el 16 de julio de 2005. Es un pozo direccional tipo “J”, pozo perforado 
como reemplazo del pozo I-009 y completado en reservorio U mediante BES. Se pone a 
producir arena UI-UM. El pozo está completado con casing de 7” y liner de 5”. No existe 
W.O. El 17 de febrero de 2010, se apaga el pozo por presentar 100% de BSW, el pozo 
está cerrado desde febrero a espera de Workover. La operadora considera a este pozo 
como candidato potencial para pozo Re inyector. 
5.16. Intervenciones   
5.17. Análisis Geológico 
5.17.1. Ubicación del Pozo I-009 S1 
El pozo I-009S1, se encuentra ubicado al Este del campo, entre los pozos B-002A y H-
017, a una distancia aproximada de 243 m del pozo B-002A y a 352 m del pozo H-017, 
en las coordenadas X-314.1xx m, Y- 9.962.5xx m y X- 314.1xx m, Y- 9.962.5xx m 
En la Figura 25, se ilustra la ubicación del pozo en el campo.  
 
 Ubicación del pozo I-009S1 Figura 51.








En la Figura 52, se presenta una sección estructural en dirección Oeste – Este,  donde se 
muestra el pozo I-009S1 ubicado buzamiento arriba del pozo H-008 y al mismo nivel 
estructural del B-002A. Aquí se compara con los pozos más cercanos H-033, H-008 y B-
002A.  
En esta sección se visualiza la secuencia cretácica atravesada por el pozo I-009S1, la cual 
está constituida por las arenas de los principales reservorios petrolíferos T y U de la 
Formación Napo de la Cuenca Oriente Ecuatoriana.  
En la fase de jerarquización, para iniciar el diagnóstico de productividad de los pozos e 
identificar las oportunidades de producción, se establecieron los límites físicos de 
producción de agua para los reservorios T y U a las profundidades  de 8620 ft (TVDSS) y 
8870 ft (TVDSS) respectivamente. 
El pozo I-009S1 fue cañoneado en el reservorio UI en los intervalos siguientes: 9.418’-
9.440’, 9.446’-9.458’. 
En la Figura 53 se puede observar que este reservorio   se encuentra por encima del límite 
físico de producción de agua. A la vez, su comportamiento de producción refleja alta 
producción de agua desde su inicio.  
Cuando se analiza el registro del pozo es posible visualizar que la unidad TP no ha sido 
cañoneada, sin embargo, su límite físico se encuentra casi en la base de este reservorio, 
pero aquí se presenta un cambio de gradiente registrado por la curva de resistividad, 
similar a la respuesta de un contacto de agua o a un cambio mineralógico.  
Cuando se le compara con el pozo más cercano, en la Figura 52, se observa que en el H-
008, la parte inferior del reservorio TP se encuentra por debajo del límite físico de 
producción de agua. En su comportamiento de producción presenta alta producción de 
agua.  
En la Figura 53, se presenta una sección estructural en dirección Sur Este Nor Oeste para 
comparar el pozo I-009S1 con el pozo vecino H-034, el cual produce en el reservorio UI 
con una baja tasa de agua, pero la base del intervalo cañoneado se encuentra en el límite 
físico de producción de agua. En cuanto a la unidad TP se encuentra por encima del límite 
físico de producción, sin embargo, la resistividad presenta un cambio de gradiente, lo que 








 Sección Estructural SE-NW Pozo I-009 S1 Figura 53.
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5.18. Análisis Petrofísico 
El pozo I-009S1 ha sido disparado un total de 38 ft en el reservorio U. En la figura 54 se 
puede visualizar el registro del pozo con sus respectivas zonas de pago y zonas 
cañoneadas en escala 1:500.  
En el track número 1 se puede ver los nombres de los reservorios, el segundo track se 
desplegó la curva de GR, SP y Caliper. Las curvas de resistividad se muestran en el 
cuarto track, donde se seleccionó un  corte de 5 ohm, el cual se consideró en función a los 
pozos que ya han sido cañoneados y con producción confirmada. En el track número 
cinco se desplegó la curva de densidad-neutrón, permitiendo visualizar de una forma muy 
rápida los intervalos que muestran hidrocarburos, seguido del porcentaje de agua, 
petróleo y porosidad efectiva, seguido del track de permeabilidad en mD. La arena neta 
petrolífera (pago) se identificó en color rojo y en color verde el reservorio y por último 
los resultados obtenidos de la capacidad de flujo y almacenamiento, esto se generó con el 
fin de poder jerarquizar los yacimientos en cuanto a su calidad de roca. 
 
 Evaluación Petrofísica del Pozo I-009S1, a escala 1:500. Figura 54.
Luego se procedió a realizar el resumen petrofísico en los reservorios U y T. A 
continuación se muestra la tabla 25 con los resultados por reservorio.  
LMNI-009S1Scale : 1 : 500









































































Top Bottom Gross Net N/G Av Phi Av Sw Av Vcl Av K   Phi*H PhiSo*H
(ft-TVD) (ft-TVD) (ft-TVD) (ft-TVD) TVD dec dec dec mD (ft-TVD) (ft-TVD)
1 Upper U Sandstone    9320 9358 38 0 0 ---      ---      ---      ---      ---      ---      
2 Middle U Limestone   9358 9400 42 0 0 ---      ---      ---      ---      ---      ---      
3 Middle U Sandstone   9400 9414 13 3 0,23 17 38 36 209 0,51 0,32
4 Lower U Sandstone    9414 9473 59 33 0,56 20 10 14 1165 6,51 5,85
5 Middle Napo Shale    9473 9487 14 0 0 ---      ---      ---      ---      ---      ---      
6 B Limestone          9487 9565 79 0 0 ---      ---      ---      ---      ---      ---      
7 Upper T Sandstone    9565 9678 113 18 0,16 14 43 14 42 2,51 1,44





Tabla 25.  Resumen Petrofísico Pozo I-009S1. 
En la figura 55  a escala 1:200, se identifica el reservorio U medio, arrojando la 
evaluación petrofísica 3 ft de pago, los cuales muestran muy baja capacidad de flujo y 
almacenamiento. En cambio el  reservorio U inferior se identifica por presentar una 
excelente capacidad de flujo y almacenamiento, con 1165 mD de permeabilidad y 20% de 
porosidad efectiva promedio en el intervalo de interés de 33 ft de pago, la saturación de 
agua inicial fue de 10%  y 14% volumen de arcilla, por lo que se interpreta una arena 
limpia. 
 
 Evaluación Petrofísica a nivel de los reservorios U medio y U inferior (Escala Figura 55.
1:200). 
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En el reservorio T no se han realizado cañoneos, pero los resultados petrofísicos se 
obtiene que el reservorio T Superior posee 18 ft  de pago, 14 % de porosidad efectividad 
y 43 % de saturación de agua inicial.  
Para el reservorio T principal se obtuvieron 16 ft de pago, 17 % de porosidad y 31 % de 
saturación de agua, los cuales solo son prospectivos al tope del reservorio ya que a 9696 
ft en TVD se visualiza una alta saturación de agua. Ambos reservorios muestra una muy 
baja capacidad de flujo y almacenamiento tal como se visualiza  en la Figura 56. 
 
 Evaluación Petrofísica a nivel del reservorio TS y TP (Escala 1:200). Figura 56.
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5.19. Comportamiento de Producción – Presión de Yacimiento 
El pozo mostró un alto corte de agua desde su inicio de producción. Al analizar, en el 
registro de cemento se observa de regular a mala calidad del cemento a nivel de la base de 
los intervalos disparados, por lo cual se interpreta una comunicación a través del 
revestidor y el cemento. Por tal motivo se propone considerar la intervención del pozo 
para obtener información, que permita mejorar la integridad del pozo y validar la 
factibilidad de aplicar tratamiento especial de control de agua en reservorio U. Ver figura 
32 
 
 Comportamiento de producción del pozo I009S1. Figura 57.
 
5.19.1. Comportamiento de Producción 
La figura 58  muestra el análisis del pozo I009S1, en el reservorio U. El gráfico de 
burbujas revela que el  reservorio se encuentra en una zona drenada con alta producción 
de agua y petróleo. En la tabla 26 se puede observar las producciones reportadas para el 
reservorio U de los pozos vecinos al pozo  I-009S1  
HISTORIA DE PRODUCCION
LMNI-009S1UI














1 Completación (Pozo produce en flujo natural de U)
1
2
2 Se intenta colocar BES, pero pozo fluye natural (alta agua)
3
3 Se decide apagar el pozo por alto BSW)
Nota:
Pozo cerrado por presentar 
problema de comunicación




 Mapa de burbujas de producción de agua y petróleo en el reservorio U Pozo I-Figura 58.
009S1  
POZO FECHA Qo Qw Np 
H-033 1-11-09 82 30 1891 
H-008 1-5-12 458 266 1 154 737 
B-002 A 1-5-11 200 2000 370 897 
H-034 1-5-12 150 500 63 000 
 
Tabla 26.  Producción de pozos vecinos al pozo I-009S1 en el reservorio U 
5.19.2. Estimación de reservas 
Para poder estimar las reservas remanentes se realizó un análisis mediante curvas de 
declinación, basándose en las condiciones actuales del pozo, es decir sin optimizar los 
intervalos prospectivos. El tipo de curva empleada fue exponencial y se puso un límite de 
producción de 20 bls. En la tabla 27 se resumen los parámetros empleados para el análisis 
y sus resultados.  






































































Tipo de predicción EXPONENCIAL 
Fecha de incio 31-05-2012 
Fecha Final 25-7-2024 
Tasa inicial 202 
Tasa final 10 
Petroleó Acumulado al incio 1135824 
Reservas totales estimadas 1419318 
RESERVAS REMANENTES 283495 
Tabla 27. Estimación de reservas remanentes 
 


















Fit Type Exponential, 0
Fit Decline 0.247
Forecast Type Exponential, 0
Forecast Decline 0.247
Beginning Date 31/05/2012 00:00
Beginning Rate 202
Ending Date 25/07/2024 01:12
Ending Rate 10.00
Forecast Years 12.2











5.19.3. Análisis de la producción de agua 
En la figura 35. Se puede observar la gráfica de la relación Agua Petróleo (WOR) y su 
derivada a lo largo del tiempo. En esta gráfica se puede interpretar una comunicación en 
el reservorio. Esto es corroborado con los datos de producción..  
 
 Gráfica del WOR y su derivada Figura 60.
5.19.4. Análisis de Fluidos 
Se realizó una gráfica de variación con tiempo de °API y salinidad con la finalidad de 
validar que realmente no existan flujos de fluidos reportados en reservorios equivocados 
permitiendo detectar problemas a nivel de reservorio-pozo-superficie. Figura 61 
En lo que respecta al pozo I009S1 se observan variaciones considerables de  salinidad 
que corroboran la interpretación de la gráfica del WOR y su derivada, que existe 
comunicación entre los  reservorios U y T o que el pozo está recibiendo un aporte de agua 
de una fuente diferente a su propio acuífero. 





































 Variación de la salinidad con el tiempo Figura 61.
5.20. Análisis del sistema de levantamiento artificial 
A continuación,  se realizó una reproducción de la situación actual del pozo I-009S1, con 
el objetivo de realizar un Análisis Nodal posterior.  En la tabla 10 se puede observar los 
datos de entrada empleados en el simulador. 
COMPLETACION 
TIPO DE POZO  PROFUNIDADES MD FT (FT TVD) 
VERTICAL          X TOTAL PERFORACION  9900 
HORIZONTAL      PUNTO MEDIO DE PERFORACIONES  9538 
DIRECCIONAL TIPO J         ASENTAMIENTO DE LA BOMBA  7643  
DIRECCIONAL TIPO S             
YACIMIENTO  
PARAMETROS FLUIDO INFORMACION PVT 
PRESION RSV     (PSI)  3310 BSW (%)  0 TEMP RSV (F) 236 
TEMPERATURA RSV (F)   236 GOR (SCF/STB)   185 PRESION INI (PSI) 4000 
PERMEABILIDAD (MD)        
148 OIL API   
28 PRESION BURBUJA 
(PSI) 
935 
ESPESO (TVD)        
   44 
SALINIDAD 
(PPM)  
10000   
PRODUCCION  
PRUEBA DE POZO 
PWF     (PSI)  2196 BSW (%)  93 PCABEZA (PSI) 145 
TASA FLUJO (STB DAY) 5330 GOR (SCF/STB)   603 PIP (PSI)        1410 
TASA OIL (STB DAY) 373 OIL API (DEG)  18.9 TEMP CABEZA (F) 216 



























BOMBA & MOTOR 
BOMBA  MOTOR 
MODELO          REDA 538 MODELO 540 REDA 
ETAPAS     146 RANGO PLACA (Hp, V, A)  200, 1058, 113 
FRECUENCIA        60.1 NUMERO DE CABLE   
RANGO DE FLUIDO        6010 - 11018 OBSERVACIONES: 
ANALISIS 
CORRELACIONES  PUNTO DE OPERACIÓN 
PB, RS, Bo   Lasater PRESION TOP (PSI)  145 
Uo  ASTM+Chew et al PRESION BOTTOM (PSI)   3310 
Ug        
Lee et al 
WELL & RISER L-FACTOR 
(FRACTION)   
 
Surface Tension        Advanced     
Tabla 28.  Datos de entrada para simulador de Análisis Nodal 
En función de los datos de entrada se obtuvo la curva del IPR para el caso base en el 
reservorio U, mostrada en la figura 62  









Production Index AOF C-coefficient n-coefficient
(STB/day/psi) (STB/day) (STB/day/psi2n)



































• Mecánicamente el pozo presenta rotura a nivel del CSG, validado por las presiones 
medidas en cabeza y por la salinidad del agua; la cual corresponde al agua del sistema 
de inyección. 
• El reservorio de la arena U, se encuentra por encima del límite físico de producción. 
Reservas remanentes estimadas 280 MBLS. 
• El reservorio Ts  se encuentra por encima del límite físico de producción. 
• El pozo mostro un alto corte de agua desde su inicio de producción., en el registro de 
cemento se observa de regular a mala calidad del cemento a nivel de la base de los 
intervalos disparados, por lo cual se interpreta una comunicación a través del 
revestidor y el cemento.  
• El análisis de la derivada del WOR se interpreta como una comunicación. 
5.22. Propuestas de optimización 
 Trabajo con Equipo. 
 Con equipo CTU trabajar con pozo en vivo y bombear fluido de control 
(HALLBURTON) para minimizar daño a nivel de los intervalos abiertos en el 
reservorio U. 
 Con equipo controlar el pozo con fluido que garantice la integridad de la 
operación (Fluido de alta densidad) 
 Correr registro de Corrosión para determinar las anomalías o zonas dañadas en 
CSG. 
 De acuerdo a resultados se definirá la mejor opción para reparación del CSG. 
 Una vez reparado el CSG  correr registro de cemento y de saturación de agua. 
 En función de los resultados aplicar Water Conformance en la zona inferior del 
Reservorio U y redisparar la zona superior. 
 Disparar y evaluar el reservorio Ts. Intervalo: 9653 ft – 9672 FT. 
 De acuerdo a los resultados  de la evaluación definir completación del pozo. 
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5.23. Producción estimada de petróleo del pozo I-009ST1 
Para estimar la producción futura del pozo se simularon 2 casos. 
El primero, interviniendo los intervalos disparados en el reservorio U y aplicando un 
tratamiento de control de agua para disminuir el BSW y redisparando los intervalos 
superiores (9446-9458).  
Se espera que al aislar la parte inferior del reservorio U se consiga una  disminución en el 
corte de agua y tener un valor  de BSW entre el 70% y el 90%. 
Con el objetivo de tener un valor más acertado se corren sensibilidades de la tasa de 
petróleo en función de la producción de agua, como se puede observar en la figura 47.  
 
 Curva de IPR de Fluidos totales para el primer caso de optimización  Figura 63.
Inflow Performance
Layer Parameters Model
Production Index AOF C-coefficient n-coefficient
(STB/day/psi) (STB/day) (STB/day/psi2n)



































 Curvas de Inflow y Outflow del pozo K-038 con sensibilidades al corte de Figura 64.
Agua. 
Finalmente una vez realizada la simulación y corridas las sensibilidades, se considera al P 
50 como resultado, es decir el caso más probable.  Los  resultados del análisis se detallan 
en las siguientes tablas:  
GANANCIALES POZO I-009 ST1 
% BSW OIL RATE (STB/DAY) GANACIA 
90 88 88 
80 199 199 
73 281 281 
Tabla 29. Gananciales Caso 1 pozo K-038 
BOMBA & MOTOR 
BOMBA  MOTOR 
MODELO D400 REDA MODELO 
375 SK SERIE 
REDA 
ETAPAS 337 RANGO PLACA (Hp, V, A) 22.5, 440, 39 
FRECUENCIA 43 NUMERO DE CABLE  
RANGO DE FLUIDO 143 - 358   
Tabla 30. Bomba y motor recomendados para el Caso 1 
 
Inflow/Outflow Curves for LMNI-09caso2
Sensitivity To: Water cut
Operating Liquid Oil Water Gas Water
Pressure Rate Rate Rate Rate Cut GOR
(psia) (STB/day) (STB/day) (STB/day) (MMSCF/day) (per cent) (SCF/STB)
2870.222 887.266 88.727 798.539 0.054 90.000 603.000 Stable
2646.458 999.711 199.942 799.768 0.121 80.000 603.000 Stable







































Total Production Rate (STB/day)
Minimum Flow Through Pump
Maximum Flow Through Pump
Inflow: 90.000 per cent
Outflow: 90.000 per cent
Inflow: 80.000 per cent
Outflow: 80.000 per cent
Inflow: 73.000 per cent
Outflow: 73.000 per cent
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Para el caso 2 se consideró el intervalo no disparado en T (9653-9652 ft ). Al no existir 
pruebas de producción de este intervalo, se analizaron los pozos vecinos con producción 
reportada en este reservorio, y  se consideraron los datos obtenidos del análisis 
petrofísico. 
Se obtuvo la curva de IPR para fluido total del pozo que se observa en la figura 65 
 
 Curva de IPR para fluido total. Caso 2 pozo K-038ST1 Figura 65.
En base a los estudios realizados se definió que el corte de agua para este nuevo 
reservorio estaría en un valor cercano al 10%. 
La tasa de producción de fluidos iniciales obtenida, está en el valor de 350 BPD.  




Production Index AOF C-coefficient n-coefficient
(STB/day/psi) (STB/day) (STB/day/psi2n)











































Propuesta 350 10 449.34 449.34 Esperado 
Tabla 31. Gananciales Caso 1 pozo K-038 
BOMBA & MOTOR Recomendados para CASO 2 
BOMBA MOTOR 











RANGO DE FLUIDO 250-500  
Tabla 32. Bomba y motor recomendados para el Caso 1 
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5.24. ANÁLISIS ECONÓMICO 
5.24.1. Ingresos 
Para realizar el análisis económico se consideró como ingresos a la producción de 
petróleo producto de los trabajos de reacondicionamiento considerando un precio del 
barril de petróleo del crudo Oriente de 70 USD y ajustándolo en función del grado API, 
como se observa en la tabla 29. 
Grado API 20   
Precio  crudo Oriente 70  $/bbl 
API crudo Oriente 23   
Factor K de ajuste del precio por 
calidad 1.3   
Precio del crudo del proyecto 67.3  $/bbl 
Tabla 33. Precio del Crudo del Proyecto 
5.24.2. Inversión 
La inversión consiste en el costo total estimado por el trabajo de reacondicionamiento, 





1 TORRE DE REACONDICIONAMIENTO 150000 150000
2 ALIMENTACIÓN Y SERVICIOS 4000 154000
3 COMPANY MAN 17600 171600
4 TRABAJOS DE PESCA 80000 251600
5 REGISTROS DE CORROSIÓN 32000 283600
6
RENTA DE HERRAMIENTAS 
COMPLETACION 60000 343600
7 REGISTROS ELÉCTRICOS RMT 52000 395600
8 REGISTROS DE CEMENTO 48000 443600
9 ASENTAMIENTO CIBP 8000 451600
10 DISPAROS UI 21000 472600
11 DISPAROS TS 25000 497600
12 FLUIDO DE CONTROL 80000 577600
13 TRABAJO DE SQZ UI 53000 630600
14 TRABAJO DE SQZ TS 47000 677600
15
RENTA DE HERRAMIENTAS DE 
LIMPIEZA 15000 692600
16 BHA DE PRODUCCIÓN 80000 772600
17
HERRAMIENTAS DE COMPLETACIÓN 
Y-TOOL 45000 817600
18 TBG DE 3 1/2 120000 937600
19 RENTA VARIOS 5000 942600
TOTAL 942600
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Tabla 34. Presupuesto trabajo de reacondicionamiento pozo I-009 ST1 
5.24.3. Costos 
Los costos operativos o costos variables fueron calculados en función de los parámetros 
recomendados por la operadora, por cada barril de fluido producido. Los mismos se 
detallan en la tabla 19. 
Costos variables de operacion: 
Combustible (energia) 0.005  bbl/bbl fluido 
Quimicos 0.1  $/bbl fluido 
Transporte 2  $/bbl 
Precio del combustible 94.2  $/bbl 
Tabla 35. Costos variables de operación 
5.24.4. Producción estimada de petróleo 
Para el proyecto se consideró una vida útil de 24 meses. La declinación fue calculada en 
función del análisis de reservorios al igual que el  
Tabla 36. Producción estimada de Petróleo y agua 
 Petroleo    BSW Agua 
 bbl/d % bbl/d 
0 350.0 10.0% 38.9 
1 341.5 12.1% 46.9 
2 333.1 14.2% 55.0 
3 325.0 16.3% 63.1 
4 317.1 18.3% 71.2 
5 309.4 20.4% 79.4 
6 301.8 22.5% 87.6 
7 294.5 24.6% 96.0 
8 287.3 26.7% 104.5 
9 280.3 28.8% 113.1 
10 273.4 30.8% 121.9 
11 266.8 32.9% 130.9 
12 260.3 35.0% 140.1 
13 253.9 37.1% 149.7 
14 247.7 39.2% 159.5 
15 241.7 41.3% 169.7 
16 235.8 43.3% 180.3 
17 230.0 45.4% 191.4 
18 224.4 47.5% 203.0 
19 218.9 49.6% 215.3 
20 213.6 51.7% 228.3 
21 208.4 53.8% 242.2 
22 203.3 55.8% 257.0 
23 198.4 57.9% 273.0 
24 193.5 60.0% 290.3 
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Tabla 37. Flujo neto de caja pozo I-009 ST1 
Mes Unidades 0 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12
Producc. Petroleo  bbl/d 400 389 377 367 356 346 336 327 317 308 299 291 282
Corte de agua   % 0.10 0.12 0.14 0.16 0.18 0.20 0.23 0.25 0.27 0.29 0.31 0.33 0.35
Producc. de agua  bbl/d 44 53 62 71 80 89 98 106 115 124 133 143 152
Producc. De fluidos   bbl/d 444 442 440 438 436 435 434 433 433 432 433 433 435
Ingresos    $ 784166.23 761752 739978 718827 698281 678321 658932 640098 621802 604028 586763 569991
Costo variable  $/bbl 2.65 2.67 2.68 2.70 2.72 2.74 2.76 2.78 2.80 2.83 2.85 2.88
Costo variable    $ 30883.51 30179 29499 28841 28207 27595 27006 26438 25893 25370 24868 24388
Inversion     $ 900000
Flujo de caja Neto    $ -900000 753283 731573 710480 689986 670074 650726 631927 613660 595909 578659 561895 545603
Flujo de caja Acumulado -900000 -146717 584855 1295335 1985321 2655395 3306121 3938048 4551708 5147616 5726275 6288170 6833773
Mes Unidades 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22 23 24
Producc. Petroleo  bbl/d 274 267 259 252 244 237 231 224 218 211 205 199
Corte de agua   % 0.37 0.39 0.41 0.43 0.45 0.48 0.50 0.52 0.54 0.56 0.58 0.60
Producc. de agua  bbl/d 162 172 182 192 203 215 227 239 253 267 283 299
Producc. De fluidos   bbl/d 436 438 441 444 448 452 457 463 470 479 488 499
Ingresos    $ 553699 537872 522498 507563 493055 478962 465271 451972 439053 426504 414313 402470
Costo variable  $/bbl 2.91 2.94 2.97 3.01 3.05 3.09 3.13 3.18 3.23 3.29 3.36 3.43
Costo variable    $ 23931 23495 23082 22692 22325 21982 21665 21373 21110 20876 20673 20505
Inversion     $
Flujo de caja Neto    $ 529768 514377 499416 484871 470730 456980 443607 430599 417944 405628 393640 381965
Flujo de caja Acumulado 7363541 7877919 8377335 8862206 9332936 9789916 10233522 10664121 11082065 11487693 11881333 12263298
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5.24.6. Recuperación de la inversión 
Una vez realizado el flujo de caja Neto para 24 meses se obtuvieron los siguientes 
resultados para el pozo I-009 
Valor Actual Neto VAN 10,480,097 Dólares 
Tasa interna de retorno TIR 72.4% mensual 
Recuperacion de la 
Inversión 
PAY 2 meses 
Tabla 38. VAN TIR y recuperación de la inversión 
Para los siguientes pozos en la lista, se realizó el mismo procedimiento, siguiendo cada 
una de las etapas del análisis multidisciplinario. Las tablas y gráficos de cada uno de los 
estudios se encuentran en la sección de Anexos 
OTROS POZOS ESTUDIADOS  
5.25. Estado actual de los pozos  
POZO ESTADO ACTUAL 
B-002 
Pozo direccional inicia perforación el 02-03- 2007 alcanza una TD de 10015’, 
desviación máx. 22.7º @ 1986’., Completado sencillo selectivo en reservorios U 
y T con equipos  BES en forma independiente. A principios del 2010 en WO#3 
durante intervención se queda pescado en T a 9666 ft y produce solo el 
reservorio U. Actualmente el pozo se encuentra inactivo con  otro pescado a 
9222 ft 
H-020 
El pozo Limoncocha-20 es un pozo direccional, que inicia su perforación el 23 
de Septiembre del 2007, alcanzó una profundidad medida total de 11450’ (MD), 
con una inclinación final máxima de 40.37° @ 2884.0’. A partir de Julio de 2011 
el pozo se encuentra inactivo después de un trabajo de pesca por presentar 
posible comunicación TBG-CSG 
K-021 
Pozo direccional, inicia perforación el 16 -03- 2008 alcanza una TD de 11240’ el 
12 de Abril del 2008 con una inclinación máxima de 33.99º @ 2506’ y un 
DogLeg máximo de 2.9º @ 1378’. Produce de las Arenas U y T por separado y 
luego en conjunto mediante CDC. El pozo se encuentra inactivo después de la 
última intervención en Enero de 2011 por presentar 100% de BSW. 
H-017 
Es un pozo direccional que inicia operaciones de perforación el 14 de Agosto del 
2007 alcanzando una TD de 10530’ el 5 de Septiembre del 2007 con una 
inclinación máxima de 27.31º @ 9307’ y un DogLeg máximo de 3.22º @ 2629’. 
Completado sencillo y selectivo en los reservorios U y T. Se encuentra inactivo 
desde septiembre de 2008. 
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G-007 
El pozo G007, direccional tipo “J”, el cual inició su perforación el 7 de marzo 
del 2012 alcanzando  una profundidad medida de 10,570'  MD y 10,067’ TVD el 
29 de marzo del 2012. La inclinación máxima del pozo es 22.55° @ 9,143’ y un 
dog leg máximo de 3.26°/100’ @ 9,916’, completado sencillo selectivo en 
reservorio U con BES. Actualmente se encuentra inactivo desde incios del 2011 
por problemas eléctricos en el equipo BES 
L-029 
El pozo direccional L029 inicia operaciones de perforación el 27 de Marzo del 
2010 alcanzando una TD de 11110’ MD (9862’ TVD) el 22 de Abril del 2010 
con una inclinación máxima de 34.62º @ 9799’ y un DogLeg máximo de 
4.33º/100 @ 10177’. Después de varios problemas con la arena T esta se aisla 
con CIBP y el pozo se encuentra activo produciendo unicamente del reservorio 
U. 
F-006 
El pozo F006, vertical que fue perforado desde el 11 de Abril de 1994 hasta el 3 
de mayo de 1994, completado sencillo selectivo en los reservorios U y T, 
dejando en producción U con BES. Luego de varios cambios del sistema de 
levantamiento y reparaciones de Csg, en WO#8 (2009) decide cambiar de zona y 
producir reservorio T, el cual produce por 2 años y debido al alto corte de agua 
se pone en producción el reservorio U de nuevo. Actualmente el pozo se 
encuentra activo en U con baja tasa de petróleo y alta tasa de agua 
L-026 
Pozo direccional inicia perforación el 4 de Enero del 2010 alcanzando una TD 
de 9923’ el 22 de Enero del 2010 con una inclinación máxima de 19.49º @ 
1758’ y un DogLeg máximo de 2.37º @ 738’. Finalizan operaciones el 26 de 
Enero del 2010. Actualmente se encuentra activo produciendo del reservorio T 
con baja tasa de petróleo y alta tasa de agua. 
 
Tabla 39. Resumen estado actual pozos candidatos para intervenciones 
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5.26. Sumario de propiedades petrofísicas 
POZO RESERV. 










TVD) (ft) (ft)   % % % mD 
B-002 
U Superior 9332 9398 66 0 0 ---       ---       ---       ---       
U Media 9398 9419 21 2 0.11 14.0% 18.0% 6% 63.0 
U inferior 9419 9489 70 37 0.52 18.0% 21.0% 12% 423.0 
T superior 9583 9673 90 1 0.01 22.0% 51.0% 17% 89.0 
T principal 9673 9739 67 30 0.45 15.0% 38.0% 17% 78.0 
H-020 
U superior     9344 9402 58 0 0 ---       ---       ---       ---       
U inferior     9434 9474 40 38 0.96 16.0% 13.0% 14% 236.1 
T superior     9562 9666 104 1 0.01 18.0% 46.0% 15% 400.5 
T principal      9666 9737 71 8 0.11 13.0% 32.0% 18% 48.0 
K-021 
U superior     9392 9454 62 0 0 ---       ---       ---       ---       
U media    9454 9486 32 2 0.07 13.0% 20.0% 20% 41.7 
U inferior     9486 9521 35 28 0.80 17.0% 16.0% 9% 324.4 
T superior     9611 9717 106 0 0 ---       ---       ---       ---       
T principal      9717 9810 93 26 0.28 20.0% 26.0% 8% 889.0 
H-017 
U superior     9339 9411 72 0 0 ---       ---       ---       ---       
U media    9411 9440 29 0 0 ---       ---       ---       ---       
U inferior     9440 9490 50 25 0.50 16.0% 50.0% 18% 202.7 
T superior     9577 9694 116 9 0.08 14.0% 50.0% 29% 47.8 
T principal      9694 9772 79 31 0.39 18.0% 50.0% 13% 337.5 
G-007 
U superior     9344 9402 58 0 0 ---       ---       ---       ---       
U media    9402 9434 32 0 0 ---       ---       ---       ---       
U inferior     9434 9474 40 38 0.964 16.0% 13.0% 14% 236.1 
T superior     9562 9666 104 1 0.014 18.0% 46.0% 15% 400.5 
T principal      9666 9737 71 8 0.114 13.0% 32.0% 18% 48.0 
L-029 
U superior     9395 9454 59 0 0 ---       ---       ---       ---       
U inferior     9485 9512 27 11 0.43 17.0% 25.0% 9% 250.6 
T superior     9605 9722 117 0 0.00 ---       ---       ---       ---       
T principal      9722 9801 79 40 0.51 16.0% 42.0% 10% 149.5 
F-006 
U superior     9344 9380 36 1 0.01 14.0% 32.0% 34% 61.0 
U inferior     9429 9484 56 32 0.57 14.0% 20.0% 10% 81.0 
T superior     9573 9696 123 1 0.01 16.0% 50.0% 29% 189.0 
T principal      9696 9771 75 7 0.09 18.0% 27.0% 5% 388.0 
L-026 
U superior     9355 9419 64 1 0.012 11.0% 54.0% 2% 15.8 
U media    9419 9478 59 19 0.322 14.0% 28.0% 9% 104.3 
U inferior     9478 9508 30 23 0.77 17.0% 22.0% 8% 543.3 
T superior     9596 9715 119 2 0.01 20.0% 58.0% 34% 77.6 
T principal      9715 9780 65 17 0.25 20.0% 28.0% 15% 524.0 
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Tabla 40. Resumen de propiedades Petrofísicas de los pozos analizados 
5.27. Pruebas de Producción  
En la siguiente tabla se resumen las últimas pruebas de producción que se realizaron a los 
pozos candidatos tanto activos como inactivos y se detalla la fecha, la producción de 
petróleo, el BSW y el estado actual del reservorio. 
POZO Arena Fecha 
FLUIDO PETROLEO BSW STATUS 
BFPD BPPD %   
B-002 
U 1/5/2011 2200 200 91% INACTIVO 
T 1/5/2011 1904 450 76% INACTIVO 
H-020 
U 1/1/2011 352 102 71% INACTIVO 
T 1/1/2011 243 43 82% INACTIVO 
K-021 
U 1/12/2010 1494 131 91% INACTIVO 
T 1/12/2010 374 14 96% INACTIVO 
H-017 
U 1/4/2001 201 1 100% INACTIVO 
T 1/8/2007 43 2 95% INACTIVO 
G-007 
U 1/4/2011 2889 75 97% INACTIVO 
T 1/4/2011 913 10 99% INACTIVO 
L-029 
U 1/5/2012 563 50 91% ACTIVO 
T 1/7/2011 1025 25 98% INACTIVO 
F-006 
U 7/5/2012 2889 75 97% ACTIVO 
T 1/4/2011 913 10 99% INACTIVO 
L-026 
U 1/12/2010 860 210 76% INACTIVO 
T 5/5/2012 107 86 20% ACTIVO 
Tabla 41. Resumen de pruebas de producción 
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5.28. Análisis de reservorios 
En la siguiente tabla, se realizó un resumen del análisis de cada uno de los reservorios 
estudiados detallando a producción acumulada de petróleo y agua, las reservas 









MBLS MBLS MBLS % 
B-002 
U 370.8 2416.6 30.00 45.0% 
T 931.08 368.58 350.00 29.8% 
H-020 
U 800.86 750 250.00 35.0% 
T 280.1 67 19.00 20.0% 
K-021 
U 562.25 704.28 35.00 15.0% 
T 64.521 287.408 100.00 40.0% 
H-017 
U 0.0838 81 0.00 0.0% 
T 0.0653 52.7 0.00 35.0% 
G-007 
U 2779.4 10085.51 200.00 34.1% 
T 373.64 4694.27 0.00 36.0% 
L-029 
U 21.993 156.48 50.00 14.4% 
T 54.317 540.212 100.00 39.0% 
F-006 
U 4772.76 12143 210.00 21.3% 
T 143.75 455.27 30.00 75.0% 
L-026 
U 80.916 159.78 100.00 34.0% 
T 17.827 47.687 17.00 45.0% 
Tabla 42. Producciones acumuladas y reservas remanentes estimadas  
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5.29. Diagnóstico y recomendaciones por pozo analizado 
Pozo B-002A 
DIAGNOSTICO RECOMENDACIONES 
• Problema Mecánico (Dos Intento de pesca S / 
Éxito 58 días) 
• Los reservorios T y U se encuentran por encima 
de los limites físicos de producción. 
• Pozo no mostro daño en BUP en la arena U. Sin 
embargo, el reservorio mostro una baja producción 
a pesar de tener buena calidad de roca desde el 
punto de vista petrofísico. 
• El análisis del comportamiento del WOR en las 
arenas T y U se interpretan como una  conificación 
y comunicación. 
• El reservorio T presenta unas reservas 
remanentes estimadas de 350 MBLS. 
• El reservorio U presenta unas reservas 
remanentes estimadas de 30 MBLS. 
• Trabajo con Equipo. 
• Tomar nivel de fluido y dependiendo 
del resultado intervenir pozo con 
BHA de evaluación. 
• Si los resultados de la evaluación del 
pozo no son satisfactorios: 
• Realizar reparación mayor – Side 
Tarck (Objetivo Arenas T y U) 
• Disparar y evaluar los reservorios T y 
U, en  caso de que el reservorio U 
muestre un comportamiento de 
producción bajo  considerar 
estimulación del mismo. 
Pozo H-020 
DIAGNOSTICO RECOMENDACIONES 
• Pozo con problema mecánico, presenta un 
pescado @ 10234 ft y longitud de 990 ft 
• Los reservorios de la arena T y U se encuentra 
por encima del limite físico de producción. Las 
reservas remanentes estimadas 19 MBLS y 215 
MBLS  respectivamente. 
 
• El avance del agua en la arena T se interpreta 
como una comunicación. 
 
• El avance del agua en la arena U se interpreta 
una conificación.  
 
• Se interpreta una comunicación entre los 
reservorios T y U 
 
 
• Trabajo de pesca CON EQUIPO  
•  Realizar intento de pesca, si los 
resultados son exitosos: 
• Correr  registro  RMT  en  los  
reservorios  T y  U 
•  De no ser satisfactoria el intento de 
pesca,  realizar corte químico; sobre el 
PKR asentar tapón para aislar el 
reservorio T.  
• Correr registro de RMT en el reservorio 
U, en función de los resultados definir 
trabajo a realizar. (Posible Estimulación) 







• El pozo no presenta problemas mecánicos.   
• La producción de agua final reportada en 
los reservorios U y T corresponde al 
reservorio T según reporte de salinidad. 
•  Los reservorios  U y T se encuentran por 
encima de los  limites físicos de 
producción. 
•  Las reservas remanentes estimada para la 
arena T son  la 200 MBLS y para la arena 
U son 150 MBLS. 
• La irrupción del agua en la arena T se 
interpreta como una comunicación según 
análisis de la deriva del WOR, La arena U 
muestra un barrido lateral y al final una 
comunicación. 
 
• Trabajo  CON EQUIPO 
•  Correr registro RMTI y CBL en los  
reservorio U y T. En función de los 
resultados analizar la factibilidad de 
aplicar Sqz + Agente químico y/o 
estimulación para mejorar el 




• Mecánicamente sin problema. 
•  Los reservorios U y T se encuentran en el 
límite físico de producción, condición 
actual 100 % agua. Reserva de los 
reservorios (Cero). 
• Petrofísicamente las arenas presentan 
buenas propiedades pero altas saturaciones 
de agua. 
•  El avance del agua en la arena T se 
interpreta como una conificación.  
•  El avance del agua en la arena U se 
interpreta comunicación. 
 
• Considerar realizar Side Track (Objetivo 








• Pozo presenta problema de escala 
(Problema Mecánico en TBG) 
•  El reservorio T se encuentra por debajo 
del límite físico de producción, condición 
actual 100 % agua. Reservas estimadas 
(Cero) 
•  La parte inferior del reservorio U se 
encuentra por debajo del limite físico de 
producción.  Reservas remanentes 
estimadas 200 MBLS. 
•  El análisis de la derivada del WOR en el 
reservorio T; se interpreta como una 
conificación. Y en el reservorio U se 
interpreta como flujo lateral  
• Trabajo de Control de Agua CON 
EQUIPO  
• Aislar la arena T con Sqz + agente 
químico y tapón mecánico. 
• Correr registro de saturación en el 
reservorio U, de resultados se define 
aplicar trabajo de Water Conformance  
en la zona inferior de la arena U.  
•  Optimizar el sistema de levantamiento 
artificial 




• Pozo con CIBP @ 10870’ mD 
•  El reservorio U se encuentran en el limite 
físico de producción. El reservorio T se 
encuentra por encima del limite físico de 
producción. 
•  El análisis del comportamiento del WOR 
en el reservorio T se interpreta como una 
comunicación, y en el reservorio U se 
interpreta como un barrido normal con alta 
WOR. 
•  El reservorio  T presenta unas reservas 
remanentes estimadas de 100 MBLS y el 
reservorio U unas reservas estimadas de 40 
MBLS. 
  
• Intervenir el pozo, remover el CIBP. 
•  Correr registro de cemento y saturación 
de agua en los resrevorios U y T. 
•  Aplicar  Water Conformance en la zona 
inferior del reservorio T. 
•  Rediseñar el sistema de levantamiento. 







• Mecánicamente pozo sin problema 
•  La zona inferior del reservorio U se 
encuentra por debajo del límite físico de 
producción. 
•  Los tapones mecánicos que aíslan el 
reservorio T muestran integridad y se 
infiere  buena calidad de cemento.  
•  Las Reservas estimadas para el reservorio 
U son   230 MBLS y para el reservorio T 
son 30 MBLS.  
•  El avance del agua analizado a través de 
la derivada del WOR en el reservorio T se 
interpreta como una conificación. Y en el 
reservorio U se interpreta como un barrido 
lateral. 
 
• Trabajo de Control de Agua con equipo.  
• Correr Registro de PLT-RMT; 
confirmar el aporte del agua en la zona 
inferior del reservorio U 
•   
•  Aplicar técnica de Water Conformance 
en la zona inferior del reservorio U. 
•   
• Optimizar el sistema de levantamiento 
artificial. 




• Problema Mecánico en el BHA de 
producción.  
•  La salinidad del aporte de agua en el 
reservorio T muestra una comunicación. 
Por lo cual, se interpreta que el SQZ 
realizado en el reservorio U no fue 
efectivo. 
•  Los reservorios U y T se encuentran por 
encima del limite físico de producción 
•  Las reservas remanentes estimadas en el 
reservorio U son 100 MBLS y el 
reservorio T son 17 MBLS. 
•  El reservorio T muestra un daño de 45 
según pruebas BUP (Febrero-2010). Se 
han realizado estimulaciones con ácido sin 
éxito. 
•  Según reporte se muestran fallas en el 
sistema de levantamiento.   
• Verificar el funcionamiento del equipo 
de levantamiento. 
•  Optimizar el sistema de levantamiento 
artificial. 
•  Intervenir el pozo para evaluar los 
reservorios U y T.  
•  Correr registros de cemento y 
saturación.  
•  Disparar el reservorio U, evaluar pozo y 
considerar estimulación en función del 




6. JERARQUIZACIÓN DE POZOS CON OPORTUNIDADES DE 
OPTIMIZACIÓN 
Una vez que se ha realizado el análisis tanto técnico como económico de los pozos  
seleccionados se procedió a jerarquizarlos  en función de los pozos con mejor 
prospección y mayores oportunidades. 
6.1. Matriz de jerarquización 
Como resultado final se obtiene la siguiente tabla resumen en la que se detalla la 
producción actual, estimada de los pozos productores, la declinación anual, la inversión, 
























































0 300 3500 35.00% 154082 5.06 1.45 113 7 
K-20 U 0 200 800 35.00% 102721 4.93 6.17 30 3 
G-007 T 0 200 800 35.00% 102721 4.86 6.08 50 3 
F-006 U 36 200 800 35.00% 12738 0.885 1.11 35 3 
L-026 T 90 250 800 44.00% 24868 0.705 0.88 65 3 
L-029 T 50 200 800 40.00% 16535 0.302 0.38 50 5 
 113 
Tabla 43. Matriz de Jerarquización de pozos con oportunidades de optimización de 
producción  
 114 
Con los resultados de la tabla anterior, se puede realizar el siguiente gráfico de burbujas, 
en el que se coloca el Valor Presente Neto vs la inversión en el Eje X y el VPN en el Eje 
Y, de esta forma se observa claramente cuáles son los mejores pozos candidatos. 
Adicionalmente en el gráfico, el grosor de la burbuja representa la cantidad de petróleo 
acumulado (NP) de cada uno de los pozos candidatos.  
 
 Jerarquización de los pozos con oportunidades de incremento de producción  Figura 66.
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CAPITULO VII 
7. DISEÑO METODOLÓGICO 
7.1. TIPO DE ESTUDIO 
El presente estudio es de tipo Descriptivo porque se describirá y analizará el flujo de 
trabajo empleado por el equipo de productividad y su aplicación en el campo. A demás es 
Prospectivo porque sus resultados pueden usarse a futuro para implementar los cambios 
sugeridos en cada uno de los pozos estudiados. 
7.2. MÉTODOS Y TÉCNICAS 
Se procederá a describir la metodología de estudio de Halliburton empleada en el análisis 
de productividad. Luego, mediante el análisis del campo de forma global, se seleccionará 
cada uno de los pozos con mayores oportunidades de optimización. Una vez 
seleccionados los pozos se realizará un análisis detallado de cada uno de ellos. Para este 
análisis se empleará software comercial de análisis geológico, petrofísico y de 
producción. Posteriormente se analizara las opciones más recomendables para optimizar 
la producción. Se realizará también un análisis económico y del riesgo para cada 
intervención sugerida, que quedarán registrados en sus respectivas tablas y matrices. 
Finalmente, considerando todos los criterios anteriormente descritos se jerarquizará los 
pozos en una matriz. 
7.3. UNIVERSO Y MUESTRA 
El Universo de este estudio corresponde a los 50 pozos analizados en el campo 





8. CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES 
8.1.  CONCLUSIONES 
 Existen diversos criterios para categorizar a un campo como maduro. Los 
criterios más comunes son el tiempo de vida del campo, la comparación de su 
producción acumulada con sus reservas remanentes, el corte de agua y los 
problemas tanto en superficie como en fondo.  
 
 Al no existir un criterio determinante para definir a un campo como maduro se 
debe realizar un análisis de acuerdo con la realidad de cada caso. Para el caso de 
estudio el campo fue categorizado como maduro pues se encuentra produciendo 
por más de 10 años y ha producido más del 50% de sus reservas probadas totales 
 
 La metodología de análisis multidisciplinaria permite la integración del equipo de 
trabajo con lo que se aprovecha al máximo el conocimiento de cada uno de los 
especialistas involucrados en el estudio, se obtiene un diagnóstico  mucho más 
completo de la situación del pozo y sus posibles problemas. 
 
 Al estudiar al campo desde un enfoque multidisciplinario se reducen los tiempos 
de estudio, se mitigan las incertidumbres, y con ello se puede realizar mejores 
recomendaciones en función de un enfoque más amplio. 
 
 El empleo del índice de heterogeneidad es muy importante pues nos permite 
conocer de forma rápida el status de los pozos a analizar y nos ayuda a definir 
prioridades de análisis, lo que ayuda a disminuir drásticamente los tiempos de 
estudio. 
 
 El trabajo en conjunto con la operadora del campo es muy productivo tanto para 
el equipo de trabajo como para la operadora, pues ambos pueden compartir la 
información y la experiencia que se tiene en el campo de posibles lecciones 
aprendidas en trabajos anteriores.   
 
 En el campo estudiado se encontraron 10 pozos con buenas oportunidades de 
incremento de producción. 7 pozos inactivos y 3 pozos activos. 
 
 La inversión total para reactivar los pozos inactivos se estimó en 11.5MM USD. 
La inversión total para los pozos activos se estimó en 3.4 MM USD 
 
 La producción incremental estimada posterior a la intervención de los pozos 
inactivos se estimó en 2400 BLS 




 Se recomienda el estudio de esta metodología y su aplicación a otros campos, 
conformando equipos de trabajo multidisciplinarios que puedan integrarse y 
realizar trabajos similares 
 
 De forma general se recomienda aplicar el flujo de trabajo en el campo una vez al 
año para poder planificar de mejora manera el cronograma de intervenciones a 
los pozos. 
 
 Se recomienda realizar un seguimiento a los pozos intervenidos para corroborar 
la validez de las recomendaciones y mejorar la comprensión del campo. El 
estudiar los pozos intervenidos y sus resultados también permitirá implementar 
mejoras en el flujo de trabajo. 
 
 Tomar más pruebas de restauración de presión (BUP) que permitan contar con 
datos actuales de  presión en los pozos y que permitan conocer el daño de 
formación de los pozos. 
 
 Realizar análisis fisicoquímicos del agua producida en diferentes pozos del 
campo para obtener datos actualizados y confiables de la salinidad de los 
reservorios.  
 
 Instruir al personal de campo en la importancia de la toma de muestras y pruebas, 
para garantizar que los datos que se obtengan del campo, sean útiles para los 
estudios 
 
 Se recomienda analizar la compatibilidad de los fluidos de control con las 
formaciones y emplear fluidos de control adecuados que no dañen a la formación 
y disminuyan la eficiencia de producción de los pozos. 
 
  Realizar un modelo de Análisis Nodal más amplio en el que se incluya los datos 
tanto de subsuelo como superficie para determinar posibles oportunidades de 
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ANEXO A-2: Resumen histórico de intervenciones pozo B-002 
POZO B 02 ST 01 
W.O. INICIO FIN OPERACIÓN RESUMEN OPERACION 
CPI-
ARENA T 
4/17/2007 4/25/2007 9 
Completación inicial, baja equipo bes, produce arena T 
9838’-9841’; 9845’-9852’; 9862’-9865’; 9867’-9875’; 
9880’-9891’. BFPD 1909, 0.1 % BSW 
CPI-
ARENA U 
5/16/2007 5/21/2007 6 
Saca BES, aísla arena T con CIBP,  dispara intervalo  U 
9614’-9632’ para evaluación arena U con BES, BFPD 
2278, 68% BSW, deja el pozo evaluando con BES. 
CPI- U y T  7/17/2007 7/26/2007 10 
Saca BES, perfora CIBP, baja BHA de producción con 
Packers, deja en producción arena T intervalo abierto, 




ARENA U y 
T 
10/4/2008 11/1/2008 29 
Bajar CDP,  Se retira equipo BES en buenas condiciones. 
Retiran Completación de fondo (PKR y camisas)  SLB 
W/L re-dispara  los intervalos 9862’ – 9865’; 9867’ – 
9875’; 9880’ – 9890’. arma baja CDP, BES inferior  fase a 
tierra. Controlan nuevamente el pozo y tensionan para 
desasentar PKR, sin éxito. SLB realiza corte químico 
sobre el PKR de fondo a 9553 y se libera sarta doble. 
Recuperan sartas con un equipo BES (superior). Bajan con 
sarta de pesca y logran desasentar el PKR de fondo se 
recupera a superficie y se determina que el conector biw 
upper estaba desconectado de PKR, retiran equipo BES 
inferior en buenas condiciones. SLB baja CDP, Asientan 




11/17/2010 12/15/2010 29 
Falla eléctrica BES, intenta recuperar BHA con back off 
sin éxito, segundo intento realiza corte químico a 9630 
FT, detona cortador a 9585 FT, saca CDP sin PKR y BES 
inferior, realiza varios intentos de pesca del BHA inferior 
sin éxito, suspende operación de pesca, WL verifica 
obstrucción a 9655 FT, realiza registro de corrosión del 
CSG, Ok, evaluación con BH-OK, baja BES con Y-Tool 
deja produciendo arena U, BFPD 2471, 87% BSW, 19.4 
API 
RLO 01 5/11/2011   1 
Pozo apagado (fases abiertas).   1 corrida SL topan @ 
8014’, intentan pasar sin éxito, 2 a corrida: bajan bloque 
impresor y logran pasar por 8014’ y bajan hasta topar @ 
9222’, intentan seguir bajando sin éxito, Bloque impresor 
presenta marcas de tubería rota. pendiente de intervención 
de W.O.  Ultima producción de  U: 2800 BFPD, 94% 





ANEXO A-3.1: Sección Estructural E-W pozo B-02A 
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ANEXO A-3.2: Sección estructural SE-NW Pozo B-002ª 
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ANEXO A-4: Interpretación Petrofísica de Perfiles eléctricos Pozo B-002ª 
 
 124 
ANEXO A-5: Histórico de producciones pozo B-002 A 
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ANEXO A-6.1: Análisis Reservorio U Pozo B-002A 
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ANEXO A-7: Flujo de caja para el Pozo B-002 
 
Mes Unidades 0 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12
Producc. Petroleo  bbl/d 450 433 417 402 387 373 359 346 333 321 309 298 287
Corte de agua   % 0.10 0.12 0.14 0.16 0.18 0.20 0.23 0.25 0.27 0.29 0.31 0.33 0.35
Producc. de agua  bbl/d 50 60 69 78 87 96 104 113 121 130 138 146 155
Producc. De fluidos   bbl/d 500 493 486 480 474 469 464 459 455 451 447 444 441
Ingresos    $ 874720.19 842526 811516 781648 752879 725169 698478 672770 648009 624158 601186 579059
Costo variable  $/bbl 2.65 2.67 2.68 2.70 2.72 2.74 2.76 2.78 2.80 2.83 2.85 2.88
Costo variable    $ 34449.87 33379 32350 31362 30412 29501 28626 27788 26984 26215 25479 24776
Inversion     $ 900000
Flujo de caja Neto    $ -900000 840270 809146 779166 750286 722466 695668 669852 644983 621024 597943 575707 554283
Flujo de caja Acumulado -900000 -59730 749417 1528582 2278868 3001334 3697002 4366854 5011837 5632861 6230804 6806511 7360793
Mes Unidades 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22 23 24
Producc. Petroleo  bbl/d 276 266 256 247 238 229 221 213 205 197 190 183
Corte de agua   % 0.37 0.39 0.41 0.43 0.45 0.48 0.50 0.52 0.54 0.56 0.58 0.60
Producc. de agua  bbl/d 163 171 180 189 198 207 217 227 238 249 261 274
Producc. De fluidos   bbl/d 439 438 436 436 436 436 438 440 443 447 451 457
Ingresos    $ 557746 537218 517445 498401 480057 462388 445369 428977 413189 397981 383333 369224
Costo variable  $/bbl 2.91 2.94 2.97 3.01 3.05 3.09 3.13 3.18 3.23 3.29 3.36 3.43
Costo variable    $ 24106 23466 22859 22282 21736 21222 20738 20286 19866 19479 19127 18811
Inversion     $
Flujo de caja Neto    $ 533641 513752 494587 476118 458320 441166 424631 408691 393322 378501 364206 350413
Flujo de caja Acumulado 7894434 8408186 8902772 9378891 9837211 10278377 10703009 11111700 11505022 11883524 12247730 12598143
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Petroleo Corte de agua
Producción de 
agua
 bbl/d   %  bbl/d
declinacion 0.0375 0.0208
0 450.00 0.10 50.00
1 433.44 0.12 59.57
2 417.48 0.14 68.91
3 402.12 0.16 78.02
4 387.32 0.18 86.95
5 373.06 0.20 95.71
6 359.33 0.23 104.32
7 346.11 0.25 112.82
8 333.37 0.27 121.22
9 321.10 0.29 129.57
10 309.28 0.31 137.87
11 297.90 0.33 146.17
12 286.93 0.35 154.50
13 276.37 0.37 162.89
14 266.20 0.39 171.39
15 256.40 0.41 180.03
16 246.97 0.43 188.86
17 237.88 0.45 197.93
18 229.12 0.48 207.30
19 220.69 0.50 217.04
20 212.56 0.52 227.22
21 204.74 0.54 237.94
22 197.21 0.56 249.30
23 189.95 0.58 261.41
24 182.96 0.60 274.43
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10.2. ANEXO B: PRESUPUESTO 
PRESUPUESTO 
MATERIAL COSTO ($) 
INTERNET 20 
PAPEL 10 
COPIAS 10 
IMPRESIONES 80 
EMPASTADO 80 
VARIOS 50 
TOTAL 250 
 
 
